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ACUERDO CREE-52-2021

COMISION REGULADORA DE ENERGIA ELECTRICA. TEGUCIGALPA, MUNICIPIO
DE DISTRITO CENTRAL A LOS VEINTIDOS DIAS DE OCTUBRE DE DOS MIL
VEINTIUNO.

RESULTANDO:

Que la Comision Reguladora de Energia Eléctrica (“CREE” o “Comision”) tiene la funcion de
desarrollar y hacer cumplir el marco regulatorio para implementar la Ley General de la Industria
Eléctrica (“Ley”), y se le ha otorgado la autoridad para ejercer sus funciones regulatorias, dentro de
las cuales esta la de establecer el marco regulatorio para las tarifas de electricidad, ingresos permitidos
para distribucion y transmision, y cargos.

Que el marco legal establece funciones especificas para los roles regulatorios en materia de tarifas de
electricidad, que incluyen principios, parametros, metodologias generales, procedimientos y criterios
para la determinacion de tarifas de electricidad para la transmision y distribucion y garantizar su
correcta implementacion; revision y aprobacion de propuestas tarifarias por parte de las empresas de
transmision y distribucion; establecer parametros clave para la fijacion de precios y tarifas, como el
costo de la energia no suministrada (“CENS”), los bloques horarios para las tarifas y la tasa de
actualizacion permitida; y desarrollar e implementar el marco regulatorio de las tarifas.

Que el Reglamento de Tarifas fue aprobado por la CREE el 24 de junio de 2019 (Resolucion CREE-
148) y ha fortalecido la capacidad a nivel de institucion reguladora, en particular, a lo que se refiere
a los elementos necesarios para la transicion a un modelo que refleje los costos basados en el enfoque
de “costo eficiente para entregar el servicio” para establecer las tarifas de electricidad.

Que de conformidad con lo establecido en la Ley y mediante Acuerdos CREE-007 del 14 de octubre
de 2019, CREE-058 del 22 de mayo de 2020 y CREE-060 del 10 de junio de 2020, la CREE aprobd
los términos de referencia y las modificaciones para que la Empresa Nacional de Energia Eléctrica
en su rol de empresa distribuidora (“ENEE Distribucién) contratara a la firma consultora que
realizara los estudios para determinar el Valor Agregado de Distribucion (VAD), asi como la
estructura tarifaria y sus mecanismos de ajuste.

Que la empresa distribuidora debe presentar el estudio y la estructura tarifaria preparada por la firma
consultora para la aprobacion de la CREE, de acuerdo con el procedimiento formal del célculo de la
tarifa descrito en el Reglamento de Tarifas.
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Que con el fin de poder realizar una revision y aprobacidn proactiva y oportuna de los estudios que
presentara la empresa distribuidora, la Ley le da las facultades a la CREE para contratar una
consultoria en paralelo a la llevada por la empresa distribuidora.

Que en este contexto y conforme a lo establecido en la Ley General de la Industria Eléctrica, la CREE
aprob6 mediante Acuerdo CREE-09-2021 del 12 de marzo de los corrientes el inicio del proceso de
cotizacion denominado “3C-CREE-02-2021-Elaboracion de Estudios sobre Valor Agregado de
Distribucion y Célculo de Tarifas al Usuario Final para Asistir y Apoyar en el Seguimiento a la
Comision Reguladora de Energia Eléctrica (CREE)”.

Que como resultado del proceso “3C-CREE-02-2021”, mediante Acuerdo CREE-15-2021 de fecha
30 de abril de 2021 la CREE acord6 contratar con la sociedad mercantil QUANTUM S. A., en
consecuencia, en fecha 12 de mayo de 2021 la CREE celebré con la sociedad mercantil en mencion
un Contrato de Servicio de Consultoria para la elaboracion de los estudios en referencia.

Que entre los meses de julio a octubre de los corrientes la sociedad mercantil QUANTUM S. A.
present6 el “Producto no2 — 1¥ y 3% Informes mensuales técnicos de avance: Analisis preliminar
estudios presentados por la ENEE Inventario — UUCC — ECD — BEP y ZDT”, junto con las
modificaciones solicitadas por la CREE.

Que la Unidad de Tarifas emitié el memorandum UT-006-2021 de fecha 21 de octubre en el cual
establece que se han recibido a plena satisfaccion el “Producto No.2, informes mensuales No.l y
No.3” de la sociedad mercantil QUANTUM S. A., asimismo, aclar6 que el informe No. 2 también ha
sido recibido a entera satisfaccion.

CONSIDERANDO:

Que mediante Decreto No. 404-2013, publicado en el diario oficial “La Gaceta” el 20 de mayo del
2014, fue aprobada la Ley General de la Industria Eléctrica que tiene por objeto, entre otros, regular
las actividades de generacion, transmision, distribucion y comercializacion de electricidad en el
territorio de la Republica de Honduras.

Que de acuerdo con lo establecido en la Ley General de la Industria Eléctrica y su reforma mediante
Decreto No. 61-2020, publicado en el diario oficial “La Gaceta” el 05 de junio de 2020, la Comision
Reguladora de Energia Eléctrica cuenta con independencia funcional, presupuestaria y facultades
administrativas suficientes para el cumplimiento de sus objetivos.

Que de conformidad con la Ley General de la Industria Eléctrica, la Comision Reguladora de Energia
Eléctrica adopta sus resoluciones por mayoria de sus miembros, los que desempefiaran sus funciones
con absoluta independencia de criterio y bajo su exclusiva responsabilidad.
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Que de acuerdo con lo establecido en la Ley General de la Industria Eléctrica, el Estado supervisara
la operacion del Subsector Eléctrico a través de la Comision Reguladora de Energia Eléctrica.

Que de conformidad con la Ley General de la Industria Eléctrica es funcion de la Comision
Reguladora de Energia Eléctrica contratar la asesoria profesional, consultorias y peritajes que requiera
para sus funciones.

Que de conformidad con lo establecido en la Ley General de la Industria Eléctrica, la Comision
Reguladora de Energia Eléctrica puede realizar en paralelo sus propios calculos o, en el caso de la
distribucidn, contratar a otra de las firmas consultoras precalificadas por ella y encomendarle la
elaboracion de un estudio paralelo para la determinacion del Valor Agregado de Distribucion (VAD)
y de las tarifas a los usuarios finales, utilizando los mismos términos de referencia.

Que la Ley de Procedimiento Administrativo, aplicada de manera supletoria, faculta al 6rgano que
haya emitido un acto administrativo para revocar o modificar el mismo cuando desaparecieren las
circunstancias que lo motivaron o sobrevinieren otras que, de haber existido a la razon, el mismo no
habria sido dictado, también para revocarlo o modificarlo cuando no fuera oportuno o conveniente a
los fines del servicio para el cual se dicta.

Que el Reglamento Interno de la Comision Reguladora de Energia Eléctrica también reconoce la
potestad del Directorio de Comisionados para la toma de decisiones regulatorias, administrativas,
técnicas, operativas, presupuestarias y de cualquier otro tipo que sea necesario en el diario accionar
de la Comision.

Que en la Reunion Extraordinaria CREE-Ex-36-2021 del 22 de octubre de 2021, el Directorio de
Comisionados acordo6 emitir el presente acuerdo.

POR TANTO

La CREE en uso de sus facultades y de conformidad con lo establecido en el articulo 1, 3 primer
parrafo, literal F romano XV, literal I, 8, 22 literal “A” ultimo parrafo y demas aplicables de la Ley
General de la Industria Eléctrica; articulo 121 de la Ley de Procedimiento Administrativo aplicado
de manera supletoria; articulo 4 y demads aplicables del Reglamento Interno de la Comision
Reguladora de Energia Eléctrica, por unanimidad de votos de los Comisionados presentes,

ACUERDA:

PRIMERO: Aprobar en cada una de sus partes el “Producto No.2, informes mensuales No.1 y No.3”
de la consultoria “3C-CREE-02-2021-Elaboracion de Estudios sobre Valor Agregado de Distribucion
y Calculo de Tarifas al Usuario Final para Asistir y Apoyar en el Seguimiento a la Comision
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Reguladora de Energia Eléctrica (CREE)”, los cuales forman parte integral del presente acto
administrativo.

SEGUNDO: Modificar el dispositivo PRIMERO contenido en el Acuerdo CREE-45-2021 de fecha
17 de septiembre de 2021, en el unico sentido de rectificar que mediante dicho dispositivo se aprobd
el informe mensual No. 2 y no el informe mensual No. 1, por lo que, para todos sus efectos, de ahora
en adelante se leera en el dispositivo que por este acto se modifica que el informe aprobado se trata
del informe mensual No. 2 denominado por la firma consultora como: “Producto no2-2do Informe
técnico de avance”

TERCERO: Instruir a la secretaria general para que comunique el presente acuerdo a las unidades
administrativas de la CREE para que se proceda a efectuar el pago correspondiente al primer informe
mensual del segundo producto del Contrato de Consultoria de conformidad con las disposiciones
legales pertinentes y lo establecido en los documentos que regulan el proceso referido en el acuerda
“PRIMERO”.

CUARTO: Instruir a la Secretaria General para que de conformidad con el articulo 3 Literal F romano
XII de la Ley General de la Industria Eléctrica, proceda a publicar en la pagina web de la Comision
el presente acto administrativo.

QUINTO: Notifiquese y comuniquese.

Digitally signed by ———

GERARDO
ﬁ ANTONIO

SALGADO OCHOA
GERARDO ANTONIO SALGADO OCHOA ~ \_ i ")
Digitally signed Firmado

7 by JOSE digitalmente
® 41 /Vjrt ANTONIO por LEONARDO
MORAN ENRIQUE DERAS

MARADIAGA VASQUEZ
JOSE ANTONIO MORAN MARADIAGA LEONARDO ENRIQUE DERAS VASQUEZ

* Y ko

ADORA
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DE ENERGIA ELECTRICA
GOBIERNO DE LA CREE

REPUBLICA DE HONDURAS

MEMORANDUM

UT-No. 006-2021

PARA: Gerardo Salgado
Comisionado Presidente

DE: Jocelyn Vanessa Mendoza
Encargada de la Unidad de Tarifas

ASUNTO: Pago de informes mensuales No.1, No.2 y No.3 del PRODUCTO
No.2
FECHA: 21 de octubre de 2021

Por medio de la presente, declaro haber recibido a entera satisfaccion por parte de la firma
consultora QUANTUN S.A., encargada de la consultoria denominada “ESTUDIOS SOBRE
VALOR AGREGADO DE DISTRIBUCION y CALCULO DE TARIFAS AL USUARIO FINAL
PARA ASISTIR Y APOYAR EN EL SEGUIMIENTO A LA COMISION REGULADORA DE
ENERGIA ELECTRICA (CREE)”, los informes mensuales No.1 y No.3 de progreso de la tarifa
de distribucion del PRODUCTO No.2.

Se informa que mediante memorandum UT-No0-002-2021 se dio visto bueno al informe mensual
numero 1 cuando lo que correspondia es dar el visto bueno del informe mensual nimero 2; en
consecuencia, se aclara que tanto el informe mensual No.1 y No.3 que se da visto bueno mediante
el presente memorando como el informe mensual No.2 que se dio visto bueno mediante el
memorandum UT-No. 002-2021 han sido proporcionados en tiempo y forma por dicha firma
consultora y han sido recibidos a entera satisfaccion por la unidad de tarifas, para lo cual se
recomienda que se continGe con el proceso de pagos de los mismos.

Atentamente,

Encargada de la Unidad de Tarifas
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Analisis preliminar estudios
presentados por la ENEE
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BEP y ZDT
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1 Introduccion

El presente documento tiene por objeto efectuar una primera devolucién sobre los estudios que, de
acuerdo a lo establecido en el Articulo 10 del Reglamento de Tarifas, debe presentar la ENEE.

“Articulo 10. Inicio del procedimiento de Cdlculo Tarifario. Con una antelacion no menor a ocho (8)

meses de la Fecha de Referencia, la Empresa Distribuidora deberd presentar a la CREE para su

aprobacion los siguientes estudios, con sus respectivas memorias de cdlculo:

a.

Inventario de Activos Regulatorios: recopilacion de los activos en operacion agrupados en
Unidades Constructivas, y su conciliacion con los registros contables, detallando sus
caracteristicas y georreferencia;

Estudio de Costos de Unidades Constructivas. El estudio debe permitir la valorizacion a Valor
Nuevo de Reemplazo (VNR) de los activos reportados en el Inventario de Activos Regulatorios.
Estudio de Caracterizacion de la Demanda (ECD). El estudio debe proveer la informacion
necesaria para identificar las curvas de cargas tipicas de las diferentes clases de usuarios y
conocer el consumo mensual de energia de cada clase de usuario a lo largo del afo.

Balance de Energia y Potencia (BEP). El BEP deberd ser elaborado para el dia de mdxima
demanda de la Empresa Distribuidora, en el afio previo a la Fecha de Referencia. El BEP
deberd mostrar los valores dptimos a reconocer a la Empresa Distribuidora en cuanto a la
energia y la potencia ingresados a la red de MT, las pérdidas técnicas en MT, la energia y la
potencia suministradas y facturadas a Usuarios servidos en MT, la energia y la potencia
ingresadas a los transformadores MT/BT, las pérdidas técnicas en dichos transformadores, la
energia y la potencia ingresadas a BT, las pérdidas técnicas y no técnicas en BT y la energia y
la potencia suministradas y facturadas en BT.



e. Propuesta de Zonas de Distribucion Tipicas (ZDT) para su Zona de Operacion. El estudio
deberia identificar los criterios para la clasificacion de las localidades en las ZDT definidas, de

acuerdo a lo que se establece en el CAPITULO 3 de este Titulo.”



2 Modulo: Estudio de Costos de Unidades Constructivas

Considerando que para el estudio del valor agregado de distribucion y calculo de tarifas al usuario
final es preciso determinar el VNR de la Base de Activos Regulatorios Eléctricos (ARE), resulta
imperativo valorizar con la mayor precisién posible cada elemento componente de dicha Base.

Esto ha sido efectuado por ENEE Distribucidon con la siguiente metodologia:

1. Dado que en su mayor parte cada activo de distribucién a valorizar se encuentra
georreferenciado y digitalizado, estos activos han sido incluidos en una base de datos GIS (BD
GIS), y se los ha valorizado caracterizandolos con unidades constructivas (UUCC) estandar
tipicas.

2. Existen, no obstante, algunos proyectos en servicio aun no digitalizados o digitalizados sélo
en forma parcial, que son:

a) Proyectos varios construidos por terceros y recibidos sea por las unidades de recepcién
de proyectos de cada subgerencia regional, sea por las distintas subzonas regionales de
dichas gerencias,

b) Parte de los proyectos del FOSODE,

c) Instalaciones pertenecientes a subestaciones transformadoras AT/MT que, por el acuerdo
de particién de la ENEE en una empresa de transmisién y una de distribucidn, quedaron
bajo jurisdiccién de ENEE Distribucién.

Estos activos aun no digitalizados han sido valorizados en planillas de calculo ad-hoc.

El objetivo de esta etapa del trabajo es validar la determinacién de costos realizada por ENEE
Distribucion, para lo cual se estd analizando toda la documentaciéon que sobre el tema hasta el
momento se ha recibido.

2.1 Documentacion analizada

La documentacién analizada cubre dos aspectos:

a) Elinventario de los activos regulatorios eléctricos a valorizar (la informacién de este médulo,
dada su relacién con las UUCC, se trata parcialmente como parte del médulo analizado de
las UUCC)

b) Lavalorizacion en si de dichos activos
2.1.1 Inventario de Activos Regulatorios Eléctricos
Se recibid y analizd la siguiente documentacion:
e Informe Inventario Activos Eléctricos Revisado.pdf
e Activos digitalizados:
o Informacion GIS.zip:

* Interfaz_20210331.gdb



=  Honduras_Marzo.backup

®  Honduras_RedBaja_part2. backup

e Activos no digitalizados:

O

O

O

O

Activos constr por terceros recibidos en recepcion de proyectos-Centro Sur.xlsx
Activos constr por terceros recibidos en subzonas regionales-Centro Sur.xIsx
Activos constr por Terceros recibidos en recepcion de proyectos LA.xIsx
Activos constr por Terceros recibidos en subzonas regionales LA.xIsx

Activos constr por terceros recibidos en recepcion de proyectos NO.xIsx
Activos constr por terceros recibidos en subzonas regionales NO.xIsx.xIsx
Proyectos FOSODE no incluidos 100% en el GIS.xIsx

Detalle SE ENEE.xls

2.1.2 Estudio de costos de las Unidades Constructivas

Se recibié y analizo la siguiente documentacién:

e Informe Costos UC Revisado.pdf

e Activos digitalizados:

O

Valorizacion UUCC.xIsx

e Activos no digitalizados:

O

O

Valoriz Act constr por terceros Centro Sur.xIsx

Valoriz Act constr.por terceros recibidos en recepcin de proyectos CS.xIsx
Valoriz Act constr por Terceros recib en recep de proyectos LA.xlsx
Valoriz Act constr por Terceros recib en recepcion de proyectos LA.xlsx
Valor Act constr por terceros recibidos en recepcion de proyectos NO.xIsx
Valor Act constr por terceros recibidos en subzonas regionales NO.xIsx
Valorizacion proyectos FOSODE no incluidos 100% en el GIS.xlsx

Detalle y valorizacion SE ENEE.xIx



2.2 Analisis preliminar

2.2.1 Activos digitalizados

2.2.1.1 Inventario

Los activos inventariados en la BD GIS han sido caracterizados para su valorizacion como UUCC

estandary clasificados (Tablas Tbl_*), para facilitar su identificacion, en las familias que se detallan a

continuacion:

e Layers (componentes georreferenciados):

o Acometidas

o Alumbrado Publico

o Apoyos

o Equipos especiales

o Equipos de seccionamiento
o Pararrayos

o Transformadores

o Tramos BT

o Tramos MT

o Subestaciones

e Tablas planas (componentes no georreferenciados):

o Interruptores

o Equipos de medicion
o Nodos MT

o Nodos BT

o Retenidas

o Seccionadores

o Puestas a tierra

Cada una de estas familias de activos, excepto las subestaciones, se corresponde con una familia

homdloga de unidades constructivas, cuyos componentes han sido valorizados en el archivo

Valorizacion UUCC. xIsx.

Pero para asegurar la correspondencia biunivoca entre cada tipo de componente de la BD GIS y la

unidad constructiva que lo caracteriza, es necesario poder identificarlos inequivocamente tanto en

la base de datos como en la planilla de cdlculo donde se lo valoriza, lo que a nuestro criterio no

sucede.



Por ejemplo, el item de Alumbrado Publico id 2003920 estd descripto en la BD GIS con un campo para

la potencia (250), otro para el tipo (sodio tipo cobra) y dos campos mas para la estructura y el estado,
y debe poder ser asociado sin posibilidad de confusién con su respectiva unidad constructiva.

Pero para esa misma potencia y tipo de luminaria hay, en la hoja ALUMBRADO_PUBLICO del archivo
Valorizacion UUCC.xIsx, dos items con la designacién luminaria en el campo TIPO pero con textos
distintos (HORIZONTAL CERRADA CON FOTOCELDA SODIO TIPO COBRA 250 W, fila 68, y HORIZONTAL
CERRADA SIN FOTOCELDA SODIO TIPO COBRA 250 W, fila 70) en el campo descripcion, cada uno con
su costo, y no encontramos manera de poder asignar al item del inventario id 2003920 el costo
correcto.

Para evitar confusiones deberia o bien poder combinarse en cada documento los textos de todos los
campos que definen cada componente en un texto Unico comuin a ambos, o bien, como es usual,
asignarles un campo adicional en cada documento con un cddigo uUnico de UC que permita relacionar
ambas bases de datos.

2.2.1.2 Valorizacién de las UUCC

En la documentacion recibida las UUCC se valorizan en la planilla Valorizacion UUCC.xlIsx, sobre la
base, segun lo establecido en el RT, del costo de sus materiales (tanto los costos de montaje como
los indirectos deben ser calculados como porcentajes del aquel).

2.2.1.2.1 Costos de materiales
Los costos unitarios de los materiales que componen cada UC son los que se indican en los campos
COSTO MATERIAL USS de cada hoja de la planilla en anélisis.

Estos valores deberian sin duda ser la suma de los costos de todos los materiales que integran la UC,
segun lo indicado en el documento Informe Costos UC Revisado.pdf.

Pero al intentar verificar los costos de las UUCC indicados en la planilla Valorizacion UUCC.xIsx,
encontramos que en los campos COSTO MATERIAL USS de todas las hojas sélo hay nimeros pegados,
sin vinculo alguno con el listado de precios unitarios de materiales obrante en la Tabla Nro. 1, Detalle
y costos de los elementos constitutivos de las UCs del documento Informe Costos UC Revisado.pdf
(tabla de la que no hemos recibido copia en forma de planilla de calculo).

Creemos imprescindible poder realizar tal verificacion, ya que hemos detectado aparentes
inconsistencias en los costos de materiales alli pegados.

Por ejemplo:

e Enlafila 2 de la hoja HILO GUARDA Y TIERRA del archivo Valorizacion de las UUCC.xIsx se indica
para el componente CABLE DE GUARDA ACERO GALVANIZADO 1/4" un costo de materiales de

1 “La definicién de la UC en cuanto a identificacién y conformacion fisica, estd establecida en el “CATALOGO DE
ESTRUCTURAS DE LINEAS DE DISTRIBUCION AEREAS DE LA ENEE DEL 2011”. A partir de lo alli definido, es posible
identificar los materiales que componen cada UC y de esa manera determinar el costo en concepto de
materiales de las UC a partir del costo de los elementos individuales que las integran.” (informe citado, pagina
7).



0.32 USS/mts, mientras que para el material que pareceria corresponder a la descripcidn
(material codigo 007-031-016-1, CABLE ACERADO DE %”, 7 HILOS, TIPO A) de la Tabla Nro. 1
citada se indica un costo de 0,18 USS/pie, vale decir 0.59 USS/mts.

e En lafila 2 de la hoja EQUIPOS_ESPECIALES del mismo archivo se indica para el componente
BANCO CAPACITORES 13.8 kV 3 x 300 KVAR un costo de materiales de 18,664.17 USS, mientras
que para el material que pareceria corresponder a la descripcién (material codigo 052-063-064-
9, BANCO DE CAPACITORES 300 KVAR,13.8/7.97 KV.) en la tabla se indica un costo de 0,00 USS
por unidad.

e Enlafila 3 de la misma hoja se indica para el componente BANCO CAPACITORES 13.8 kV 3 x 450
KVAR un costo de materiales de 19,142.74 USS, mientras que para el material que pareceria
corresponder a la descripcién (material cddigo 052-063-035-3, BANCO DE CAPACITORES 450
KVAR,13.8 KV.) en la tabla se indica un costo de 1,542.68 USS por unidad (o sea de 4 628.04 USS
para el banco completo, sin contar accesorios).

2.2.1.2.2 Costos de montaje

La tabla que sigue muestra, para cada familia de UUCC prevista para caracterizar el inventario, los
porcentajes considerados sobre costo de materiales tanto para el montaje (mano de obra y equipos)
como para costos indirectos.

COSTOS DIRECTOS COSTOS
FAMILIA DEUUCC MANO DE| EQUIPOSY TOTAL INDIRECTOS
OBRA |TRANSPORTE| MONTAJE
HILO GUARDAY TIERRA 45.0% 16.8% 61.8% 15.0%
NODOS MT 45.0% 16.9% 61.9% 15.0%
NODOS BT 17.0% 52.0% 69.0% 15.0%
ALUMBRADO PUBLICO 17.0% 52.0% 69.0% 15.0%
EQUIPOS ESPECIALES 2.2% 3.8% 6.0% 15.0%
EQUIPO SECCIONAMIENTO 2.4% 2.6% 5.0% 15.0%
INTERRUPTORES, PARARRAYOS Y SECCIONADORES 2.4% 2.6% 5.0% 15.0%
LINEA MT (CONDUCTORES) 45.0% 16.8% 61.8% 15.0%
LINEA BT (CONDUCTOR, PILOTO AP Y NEUTRO) 17.0% 52.0% 69.0% 15.0%
ACOMETIDAS 22.2% 36.5% 58.7% 15.0%
MEDIDORES 17.0% 39.0% 56.0% 15.0%
POSTES 39.0% 16.8% 55.8% 15.0%
RETENIDAS 45.0% 16.8% 61.8% 15.0%
TRANSFORMADORES 4.9% 5.5% 10.4% 15.0%

Cabe aclarar que el costo de transporte citado corresponde sélo al movimiento de materiales desde
los depdsitos del Contratista hasta el sitio de las obras.

Lo que en ningun punto del informe se aclara es si estos valores corresponden estrictamente a los
costos directos de mano de obra (jornales) y equipos (alquilados o propios) utilizados para el
montaje, o si ya incluyen los costos indirectos del Contratista (gastos generales, beneficio, garantia
del contrato, seguros de obra, etc.).

Esto impacta directamente en la razonabilidad o no del porcentaje previsto para costos indirectos
totales de las UUCC analizado en el punto siguiente.



2.2.1.2.3 Costos indirectos
Para todas las familias de UUCC se ha previsto un porcentaje Unico de costos indirectos (15% sobre

costo de materiales).

Segun el informe, este porcentaje sélo cubre los costos de contingencias, almacenamiento y
administracion, costos estos todos correspondientes al propietario de las obras.

No encontramos que hayan sido tenidos en cuenta:

1) Otros costos del propietario, tales como:
a. Ingenieria (basica y de detalle)
b. Inspeccidn de obras
c. Costos financieros en que se debe incurrir hasta la puesta en servicio de las obras.

2) Los costos indirectos del Contratista, si no han sido previstos en los porcentajes de la tabla
del punto anterior.

2.2.2  Activos no digitalizados

Los activos no digitalizados no han sido valorizados asimilandolos a UUCC predefinidas, sino que sdlo
se han consignado sus costos totales, sin discriminar composicién (costos directos e indirectos). Estos
valores han sido colocados ademas en sus respectivas planillas como nimeros pegados, sin sustento
alguno ni vinculaciéon con archivos de referencia.

La informacién de que se dispone para validar estos costos es muy variable, dependiendo del tipo de
obra (construccion por terceros, FOSODE o subestaciones), e incluso, en el caso de las obras
construidas por terceros, de la subgerencia regional que la recibié y, para una misma subgerencia,
de la unidad que la recibio:

2.2.2.1 Obras construidas por terceros
e Recibidas por unidades de proyectos

o Subgerencia CS: solo se indica nombre y descripcién de cada proyecto.

No se indican para cada proyecto ni los volimenes ni las caracteristicas de las obras, por
lo que no hay forma de verificar la razonabilidad de los costos asignados, a menos que
sean el resultado de una licitacién competitiva Ilamada por el tercero donante, o la suma
auditable de costos de obras hechas por administracion.

o Subgerencias NO y LA: se detallan al menos para cada proyecto las cantidades de
componentes principales:

= Longitud (m) de Linea Primaria

. Longitud (m) de Linea Secundaria
. kVA instalados

. Cantidad de Luminarias

. Cantidad de Postes

e Recibidas por unidades regionales
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Tanto la Subgerencia CS como las Subgerencias NO (subzonas UAN, SEP, UAY y UAQ) y LA
(subzonas Tela, Olanchito, Tocoa y Trujillo) detallan para cada proyecto las cantidades de
componentes principales, discrimindndolos ademas por tipo?, segun sigue:

o Longitud (m) de Linea Primaria segun fases y neutro:

= 1F
= 2F
= 3F
= N

" HG

o Longitud (m) de Linea Secundaria segtin fases y neutro:

= 2F
= 3F
= N

o kVA Instalados

o Cantidad de Luminarias segun tipo:

=  Sodio
=  Mercurio
= LED

o Cantidad de Postes segun tipo:

= M-30
= M-35
= M-40
= (C-30
= (35
= C40

2.2.2.2 Proyectos FOSODE

Para estos proyectos sélo se dispone de la misma informacidn que para los construidos por terceros
recibidos por las unidades de proyecto de las subgerencias NO y LA, vale decir que sdélo se detallan
para cada proyecto las cantidades de componentes principales.

Si se indica para cada proyecto qué porcentaje de su costo total estimado ha sido ya incluido en la
BD GIS y cudnto falta considerar por fuera de la misma.

2.2.2.3 Subestaciones
Para cada subestacion se detalla:

e Terreno /Pérticos Estructuras metadlicas y Cableado de yardas, Obras Civiles (m2):

o Zonas:

2 La discriminacién de componentes que se muestra es tipica, variando ligeramente segln la fuente de
informacion.
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VI
VI
o Calles, Preparacion y Cerco Perimetral (Gl.), por tipos:

A

moOoOw

e (Casa de Control, Servicio Propio, Servicios Auxiliares y Banco de Baterias, Caseta de

Vigilancia, Comunicaciones y HMI (Gl.)

e Alimentadores (Cant.):

o Tensiones (kV):

2.4
34.5
13.8

o Arreglos:

Sencillo
Doble

o Tipos:

e Transformadores (Cant.):

Linea
Transformador

o Tensiones (kV):

69
138
230

o Potencias (MVA):

o Niveles de Tension Acreditados (kV)3:

Varias

2.4
345
13.8

3 Entendemos que en la celda 0411, correspondiente a la SE de 50 MVA, 230/34.5 kV Amarateca, donde

seguramente por error se indica 69 debe leerse 34.5.

12



e Transformadores de Tensidn para Instrumentos (Cant.):

o Tension (kV)4:

= 138
= 345
e Paneles de control PC&M (Cant.)

2.3 Informacién faltante

En funcidn del analisis realizado, para validar la valorizacidn del inventario recibida resulta necesario
que ENEE Distribucién suministre y/o complete la siguiente informacion:

2.3.1 Documentos existentes no recibidos

1) Detalle y costos de los elementos constitutivos de las UCs
Este documento, que figura como Tabla Nro. 1 del documento Informe Costos UC
Revisado.pdf, debe ser suministrado como planilla de calculo, de manera de permitir utilizar
los precios alli indicados para verificar la valorizacidn del inventario.

2) Catdlogo de estructuras de lineas de distribucion aéreas de la ENEE del 2011
Este documento, que no fue recibido, también debe ser suministrado como planilla de
calculo, vinculada al anterior mediante los cddigos de identificacién de los materiales y a la
planilla Valorizacion de las UUCC.xIsx mediante los cddigos Unicos que se deben asignar a
cada UC.

2.3.2 Documentos existentes que deben ser adecuados

1) Valorizacion UUCC.xIsx
Se debe vincular este documento a la planilla Catdlogo de estructuras de lineas de
distribucion aéreas de la ENEE del 2011 citada en el punto anterior.

2) Planillas de valorizacion de activos no digitalizados
Se deben vincular las celdas donde se consignan los costos de los activos a planillas donde se
detalle cdmo se llega a cada valor.

2.3.3 Documentos no recibidos

Esquemas unifilares de las subestaciones AT/MT propiedad parcial de ENEE Distribucion.

2.3.4 Descripcion de las metodologias empleadas para elaborar la documentacion
analizada

2.3.4.1 Costo de las obras incluidas en la BD GIS (valorizacién de UUCC)
1) Determinacion de los precios unitarios de los materiales

4 Entendemos que el transformador de tension de 230 kV que figura (con cantidad igual a cero) en la celda
R442 correspondiente a la SE Victoria, que sélo tiene un transformador de 50 MVA relacion 138/13.8 kV, esta
listado alli por error.
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Segun el informe arriba citado, los costos que figuran en la planilla son precios de compra

actualizados a la fecha de referencia (31/12/2020) e incluyen el traslado de los materiales

hasta los depdsitos de los Contratistas.

ENEE Distribucién debe confirmar si cada costo indicado es el promedio ponderado de

una cierta cantidad minima de compras, de no mas de cierta antigliedad (indicando

cantidad minima y antigiedad maxima admitida) e informar metodologia utilizada para:

a)

b)

c)

d)

e)

f)

Reajustar los precios de fecha de factura a la fecha de referencia.

Descartar precios andmalos (outliers), tales como los resultantes de compras de
emergencia o por volumenes insignificantes.

Convertir precios de materiales importados facturados en moneda distinta de US$S
(tipo de cambio).

Estimar el costo del transporte y seguro maritimo de materiales importados
comprados en condiciones Incoterms FOB.

Estimar los costos de nacionalizacion de los materiales importados comprados en
condiciones Incoterms CIF y/o FOB.

Estimar el costo de transporte desde puerto o sede de proveedor local hasta los
depdsitos de los contratistas.

2) Determinacion de los costos de montaje
Se debe aclarar si los porcentajes de mano de obra y de equipos y transporte indicados

corresponden sélo a costos directos (jornales, alquiler horario de equipos, etc.) o si ya

incluyen costos indirectos del Contratista (gastos generales, beneficios, costos de

garantia de contrato, seguros de obra, etc.)

3) Determinacion de los costos indirectos
Se debe aclarar si el 15% sobre materiales incluye:

a)
b)

c)

Costos de ingenieria
Costos de inspeccién de obra

Costos financieros (10C)°

2.3.4.2  Costo de las obras construidas por tercerosy de proyectos FOSODE

a)

b)

Sustento de los costos globales consignados por proyecto (caso de las obras recibidas
por la Unidad de Proyecto de la Subgerencia CS). Aclarar si se trata de obras
contratadas por licitacién o construidas por administracion.

Sustento de los costos unitarios promedio considerados para lineas de baja y media
tensidn, en sus diferentes configuraciones.

Sustento del costo unitario promedio del kVA instalado para subestaciones MT/BT.

5> Punto d) del art. 97 del RT.
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d)

Sustento de los costos unitarios promedio de luminarias y postes.

2.3.4.3 Costos de las subestaciones

a)

b)

d)

e)

f)

Caracterizacion de las zonas (I, I, lll, IV, V, VI y VII) en que se han clasificado las
subestaciones a efectos de fijar el costo unitario del metro cuadrado con que se han
valorizado Terrenos, Pdrticos, Estructuras metdlicas, Cableado de yardas y Obras
Civiles, y sustento de los valores consignados.

Caracterizacion de los tipos (A, B, C, Dy E) en que se han clasificado las subestaciones
a efectos de fijar el costo global de Calles, Preparacion y Cerco Perimetral, y sustento
de los valores consignados.

Sustento del costo global asignado a Casa de Control, Servicio Propio, Servicios
Auxiliares y Banco de Baterias, Caseta de Vigilancia, Comunicaciones y HMI.

Sustento de los costos unitarios asignados para cada tension (2.4, 13.8 y 34.5 kV),
arreglo (sencillo y doble) y tipo (linea y transformador) con que se han valorizado las
instalaciones de maniobra.

Sustento de los costos unitarios asignados para las diferentes tensiones y potencias
de los transformadores AT/MT, aclarando si esos costos incluyen los de fundaciones,
depdsitos de recoleccién de aceite, eventuales muros cortafuego y sistemas de
extincion de incendios.

Sustento de los costos unitarios asignados para cada tension (13.8 y 34,5) de
Transformadores de Tension para Instrumentos, aclarando si esos costos incluyen
accesorios de montaje, dispositivos de proteccién primaria y secundaria, etc.

Sustento del costo global asignado a Paneles de control PC&M y descripcidn de qué
incluye.

3 Modulo: Inventarios de Activos Regulatorios

Tal como se ha mencionado en el mddulo de UUCC, la ENEE ha presentado el inventario de activos

dividido en dos grandes grupos. Por un lado, todos aquellos activos que se encuentran digitalizados

y georreferenciados en el Sistema GIS de la empresa y por otro, en archivos Excel aquellos que no

han sido digitalizados.

A continuacidn, se presenta un resumen de los elementos de red mas representativos, extraidos de
la base de datos GIS hasta el 31 de diciembre de 2020:
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Tramos MT Tramos BT
Departamento Longitud [Km] Departamento Longitud [Km]
Atldntida 283.02 Atldntida 1590.65
Choluteca 55.41 Choluteca 1919.38
Colon 9.15 Coldn 1151.12
Comayagua 528.22 Comayagua 2044.06
Copén 157.57 Copén 1286.71
Cortés 978.06 Cortés 4167.83
El Paraiso 308.51 El Paraiso 1434.95
Francisco Morazan 2070.70 Francisco Morazan 4179.56
Intibuca 46.06 Intibuca 1240.52
La Paz 17.15 La Paz 111391
Lempira 171.13 Lempira 1316.01
Ocotepeque 78.81 Ocotepeque 726.00
Olancho 71.25 Olancho 1899.95
Santa Barbara 183.67 Santa Barbara 1911.66
Valle 205.88 Valle 958.96
Yoro 27.23 Yoro 2079.42
Sin Descripcion 28323.47 Sin Descripcion 445.49
Total 33515.28 Total 29466.20
Acometidas

Departamento Longitud [m] I Cantidad Long Media [m]

Atldntida 240133091 111510 21.53

Choluteca 2619437.91 107 529 24.36

Colén 1401871.95 72003 19.47

Comayagua 3208419.42 122 050 26.29

Copan 2350223.37 93309 25.19

Cortés 8397517.92 437139 19.21

El Paraiso 1756401.14 81190 21.63

Francisco Morazan 7804139.14 385398 20.25

Intibuca 1273502.60 41176 30.93

La Paz 924218.08 37525 24.63

Lempira 1895689.43 63562 29.82

Ocotepeque 947 976.85 44129 21.48

Olancho 2372552.79 102170 23.22

Santa Barbara 2621520.34 116711 22.46

Valle 1201478.51 46 150 26.03

Yoro 2758242.84 135449 20.36

Sin Descripcion 700679.34 11292 62.05

Total 44635 202.54 2008292 22.23
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Clientes Medidores
Departamento Clientes Departamento Medidores

Atléntida 122758 | |ATLANTIDA 92286
Choluteca 113031 | |CHOLUTECA 75150
Colén g1112| [COLON >8276

COMAYAGUA 100261
Comayagua 133384 COPAN 59596
Copan 103660 | |coRrTES 288580
Cortés 480111 | g pARAISO 63039
El Paraiso 86949 | |FRANCISCO MORAZAN 315300
Francisco Morazan 406 092 GEOGRAFICO 221056
Intibuca 45535 | [|NTIBUCA 30225
La Paz 40239 LAPAZ 29076
Lempira 70014 | [LEMPIRA 32604
Ocotepeque 47455 | |OCOTEPEQUE 33194
Olancho 110901 OLANCHO 76498
Santa Barbara 126220 SANTA BARBARA 80 869
Valle 48686 | [VALLE 31666
Yoro 152429 | |yoro 107 495
Sin Descripcion 26 SIN DESCRIPCION 281126
Total 2168602 | [ToTAL 1976 297

Se realizaran auditorias a cada una de las tablas presentes en el Sistema GIS de la ENEE, con el
objetivo de corroborar que la informacién presentada sea congruente y reflejen la realidad de la
empresa.

En una revision general de la base digitalizada, se pueden observar datos incompletos.

En el Anexo 1 “METODOLOGIA, CALCULO Y RESULTADOS DE PERDIDAS TECNICAS EN DISTRIBUCION”
del informe del Balance de Energia y Potencia se especifican las siguientes cantidades:

La red de distribucién eléctrica en Honduras cuenta con 33,587 KM en Media Tensién (13.8
KV y 34.5 KV) y 29,506 Km en su red de Baja Tension sin contabilizar las acometidas, que
totalizan aproximadamente 45,324 Km?.

Estos valores, resultan en el orden de aquellos obtenidos a partir de las consultas realizadas en las
bases de datos de inventario de activos.

3.1 Subestaciones

A primera vista la base de datos esta correcta. Falta aclarar quién es el propietario de las
instalaciones, dato que no esta contemplado en la base de datos.

3.2 Red de Media Tension

Se observan dentro de los tramos de Media Tensidn que hay 1241 metros de red que no tienen
identificado el propietario de las instalaciones. Es decir, una cantidad insignificante en comparacion
con la longitud total en MT.
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Honduras_Marzo/postgres@PostgreSQL 13 +~

Query Editor ~ Query History

1 SELECT distinct propietari FROM public.tramomt
m Honduras_Marzo/postgres@PostgreSQL 13 v

Query Editor  Query History

Data Output  Explain  Messages  Notifications 1 SELECT count(objectid) FROM public.tramomt
propietari 2 where propietari="SIN IDENTIFICAR'
4 character varying (30) &
1  SIN IDENTIFICAR
Data Output  Explain  Messages  Notifications
2 PARTICULAR
3 ENEE count o
4 Dbigint
4 EEH Sn—
1 1241
3 MUNICIPIO _

3.3 Transformadores

Al igual que la Red de Media Tensidn, existen 3636 transformadores que en la descripcidon de
propietario tienen “Sin Identificar”.

Honduras_Marzo/postgres@PostgreSQL 13 v

Query Editor  Query History

1 SELECT COUNT (objectid) FROM public.transformadores
2 where propietari = "SIN IDEWTIFICAR'

Data Output  Explain  Messages  Notifications

count
4 bigint
1 3636

La cantidad de transformadores sin identificar la propiedad representan el 3.6% sobre el total de
transformadores inventariados. La cantidad de transformadores es de 101 016.

3.4 Red de Baja Tension
En revision.
3.5 Acometidas

Se observa que el 6.68% (134 062) de las acometidas tienen una longitud mayor a 50 m donde a su
vez, 39 410 de esas 134 062 (es decir, el 1.96%) presentan una longitud superior a 100 m, longitudes
que, dada la cantidad de acometidas involucradas, no responden a los desvios o excepciones
respecto de un valor medio que suelen presentar este tipo de activos.
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Honduras_RedBaja_part2/postgres@PostgreSQL 13 v Honduras_RedBaja_part2/postgres@PostgresqQL 13 v

Query Editor  Query History Query Editor  Query History

1 SELECT 1 SELECT

2 count (objectid) 2 count (objectid)

3 FROM public.acometidas 3 FROM public.acometidas
4 where length > 1080 4  where length > 50

Data Output  Explain  Messages  Notifications Data Output  Explain  Messages  Notifications
count count

4 bignt @ 4 bignt @

1 39410 1 134062

Resulta necesario esclarecer este punto, ya que este dato tiene impacto en los 45 mil km que se
tienen en concepto de acometidas.

3.6 Medidores

En la base de datos de medidores presentado por la ENEE, 221 056 (11.2%) figuran dentro del
departamento “GEOGRAFICO” lo que suponemos es un error.

Honduras_RedBaja_part2/postgres@PostgreSQL 13 v

Query Editor  Query History

1 |SELECT COUNT (objectid) FROM public.medidores
2 where departamen='GEOGRAFICO'

Data Output  Explain  Messages Notifications

count
4 bigint &
1 221056

Es necesario aclarar a que departamento corresponde, ya que los demds datos como municipio, aldea
y colonia también figuran con la descripcién “GEOGRAFICO”.

3.7 Clientes

Todas las consultas a la base de datos fueron realizadas filtrando todos los activos existentes al 31 de
diciembre de 2020. Al comparar la cantidad de clientes con la cantidad de medidores, se hallé que
los medidores son un 8.87% menos que los clientes.

Es importante entender si la diferencia obedece a falta de datos digitalizados, existencia de
medidores comunitarios, etc.

Por otro lado, al no contar con una base de datos comercial, no se puede validar la cantidad de
clientes presente en el Sistema GIS de la ENEE. Seria conveniente contar con la base de datos
comercial de la empresa para poder realizar comparaciones al respecto.
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QUHNTUM

3.8 Trazado de la Red

Se auditard que el trazado de la red sea el correcto y se condiga con la realidad.

4 Madulo: Estudio de Caracterizacion de la Demanda (ECD)

El analisis del estudio de caracterizacion de la demanda, da lugar a los siguientes comentarios.

En el RT son definidos los siguientes horarios hasta que se realice el ECD:

Clase de Dia Periodo de Punta Periodo Intermedio Periodo de Valle
Total Horas | Horario |Total Horas| Horario [Total Horas| Horario
10a16 5al0 0a5
Laborable 10 18a22 9 16218 5
2al
12a13 bal2 0ab
Sabado 2 19220 16 13319 b
a4
11a13 Dall
Domingo o Feriado 0 8 17a23 16 13al7
BalM

En el art. 60 del RT se dice:

a. Punta: es el periodo de carga maxima (p) representado
por las horas en las cuales el porcentaje de carga es mayor
al 90% de la potencia maxima.

b. Intermedio: es el periodo de carga media (7) representado
por las horas en las cuales el porcentaje de carga es mayor
al 70% y menor o igual al 90% de la potencia maxima.

c. Valle: es el periodo de carga minima (v) representado por
las demas horas del dia no consideradas en los periodos

de punta e intermedio.

De acuerdo al estudio realizado lo indicado en el informe es lo siguiente:
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QUHNTUM

* Punta:
o 09:30 hs a 16:15 hs
o 18:30hsa21:00 hs
* Intermedio:
o 00:00 hs a 00:30 hs
o 05:30hsa09:30 hs
o 16:15 hs a 18:30 hs
o 21:00 hs a 00:00 hs

o 00:30 hs a 05:30 hs

Se efectud un control de los criterios definidos en el art. 60 del RT, los cuales se cumplen. El calculo
pudo auditarse en archivo BEP.xIsx.

Con respecto a la cantidad de curvas procesadas, que dan lugar a los perfiles de carga y pardmetros
de consumo de cada grupo de estudio, en el informe se indica lo siguiente:

Como se observa, se cuenta con mas de 30 mil mediciones. Estas mediciones corresponden a
clientes en BT de agosto de 2019 y para la asignacion de cada cliente a un rango de consumo se
ha tenido en cuenta el consumo facturado promedic del cliente durante el afio 2019.
Adicionalmente se ha contado con mediciones de clientes en MT obtenidas en el mes de abril de
2020.

La cantidad de mediciones es muy significativa, por lo que podria concluirse que los resultados deben
ser representativos. Hay grupos de estudio, cuyos perfiles de carga surgieron de un muestreo, donde
la cantidad de curvas procesadas es la siguiente:

Sector residencial

RAMGOS DE CONSUMO cantidad usuarios
medidos

1-50 1.736
51-100 15338
101-200 3177
201-300 2771
301-500 4206
S01-1000 5.023
MAS DE 1000 1841

sector comercial

RAMNGOS DE CONSUMO cantidad usuarios
medidos
1-100 3,954
101-300 3,445
301-500 935
S01-1000 1,738
MAS DE 1000 5,206
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Sector gobierno y otros

RAMNGOS DE CONSUMO cantidad usuarios
1-300 241
301-500 144
S01-1000 314
MAS DE 1000 455

Para confirmar su representatividad se solicita:

e Se indique como fue establecido el tamafio muestral en cada categoria y luego en cada
estrato dentro de cada categoria

e Se indique el

categoria/estrato

procedimiento seguido para

la seleccién de

la muestra en cada

e Indicar si se efectud alguna validacion ex ante de la muestra seleccionada para verificar su
representatividad de la poblacion.

En archivo BD.xIsx, en hoja “CurvasCarga” se encuentran los perfiles promedio diario con paso cuarto-

horario por:

e Categoria/estrato: en el caso de los grupos de estudio sujetos a muestreo

e Usuario: en el caso de los grupos censados

Observando el consumo promedio mensual estimado en cada estrato, se concluye que cada medicion

se ha mantenido en el estrato donde el usuario fue clasificado segln su consumo anual (surgido de

la facturacidn) mensualizado. Algunos ejemplos se colocan a continuacion:

unidad: kW

nivel de tension: BT

Sector Consumo: Residencial
Fuente: Medidores individuales

cantidad usuarios Consumo mensual
RANGOS DE CONSUMO medidos estimado (kWh)

1-50 1.736 41,9
51-100 1.538 107,7
101-200 3.177 186,7
201-300 2.771 321,2
301-500 4.206 492,4
501-1000 5.028 871,7
MAS DE 1000 1.841 1.901,2
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unidad: kW
nivel de tensién: BT
Sector Consumo: Comercial
Fuente: Medidores individuales
cantidad usuarios Consumo mensual
RANGOS DE CONSUMO medidos estimado (kWh)
1-100 3.954 9,5
101-300 3.445 278,1
301-500 935 237,0
501-1000 1.739 447,6
MAS DE 1000 5.206 727,7
unidad: kW
nivel de tensién: BT
Sector Consumo: Gobierno y otros
Fuente: Medidores individuales
RANGOS DE CONSUMO cantidad usuarios Consumo mensual
medidos estimado (kWh)
1-300 241 30,7
301-500 144 88,1
501-1000 314 208,3
MAS DE 1000 495 676,2

Se resalta en color aquellos estratos en donde el consumo promedio calculado no responde a la
banda (internamente en cada estrato seguramente habra consumos por debajo del limite inferior y
otros por encima, lo cual aplica para las demas bandas donde el promedio ha resultado dentro de los
limites).

Lo recomendable, con el fin de estadisticamente mejor respaldar los resultados, es post estratificar
a cada curva, clasificandola en el rango de consumo donde el consumo que registrd el usuario cae.
Es decir, si un usuario en el mes de la medicién para el ECD registré un consumo de 200 kWh/mes,
siendo que en el afio registra un consumo promedio de 350 kWh/mes, su perfil de carga debe
contribuir en el calculo y entendimiento de los patrones de consumo del estrato 301-500 kWh/mes,
pues su comportamiento ha respondido, en el periodo medido, a ese estrato y no al que presenta en
promedio en el afio. Debe entenderse que los usuarios son un medio para relevar perfiles de carga,
donde orientativamente y con fines del disefio muestral, el analista los clasifica por grupo de estudio
de acuerdo a la mejor informacion disponible (dato anual en este caso), pero luego es totalmente
valido, y es lo que debe hacerse, efectuar una post estratificacion, lograndose asi que los parametros
y perfiles de carga reflejen el comportamiento que se tiene en cada grupo de estudio definido.

En funcidn de lo anterior se requiere se efectie una post estratificacion de las mediciones, para luego
proceder con el resto del calculo, cuyo procedimiento indicado en el punto 3.1.1 es correcto en lo
qgue hace a la obtencién de los perfiles unitarios, ponderacion por grupo de estudio y obtencién de
las curvas agregadas. Toda informacidon que luego permite arribar a los pardmetros cuyas féormulas
de calculo son correctas.
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5 Balance de Energia y Potencia (BEP)

En lineas generales, mads alla del andlisis especifico que sea hecho sobre cada una de las etapas de la
red, el nivel de pérdidas técnicas calculado resulta aceptable, arrojando un valor total de 8.56% a la
entrada de las subestaciones AT/MT.

Los porcentajes de pérdidas a reconocer, es importante que estén referidos a la frontera del sistema
del distribuidor (punto de entrega), es decir, debe estar claro si el limite esta dado a la entrada de las
SSEE AT/MT o en cabeza de los alimentadores MT. De igual manera, el costo base de abastecimiento
gue sea determinado por el ODS debe llevarse al limite que se considere punto de entrega para el
distribuidor.

Se presenta el 2019, aduciendo que el 2020 es atipico. Deben presentarse los 2 afios.

De acuerdo a lo observado, la ENEE cumplié con lo indicado en el RT, construyendo el balance
energético para el dia de maxima demanda.

o Calculo del consumo en abril 2019 por categoria y bloque de consumo a partir de
informacidn contenida en la base de datos comercial de la empresa.

o Estimacién del consumo en el dia de maxima demanda de abril 2019 por categoriay
bloque de consumo

o Las féormulas para determinacién de los factores de expansidon de pérdidas estdn
correctas. Mas alla del calculo de las férmulas utilizadas para establecer los factores
de pérdidas, no se estd de acuerdo con que los factores de pérdidas de energia
utilicen los % de pérdidas de energia obtenidos para el dia de maxima, lo cual a
nuestro entender estarian permitiendo a la distribuidora recuperar en tarifa un nivel
de pérdidas por encima del que corresponde anualmente en materia de energia. Es
decir, el balance de energia deberia construirse para el afio base (en este caso el afio
2019). Distinto es el caso para la potencia, donde la consideracion de los valores para
el dia de maxima, es correcta para el calculo de los factores de pérdidas de potencia,
salvo por la metodologia seguida para determinar la pérdida no técnica de potencia
(Punto que se trata como andlisis del archivo BEP.xIsx).

Una forma practica de relacionar las pérdidas de potencia y de energia permite, a
partir de las pérdidas de energia, estimar las de potencia o viceversa. Asumiendo que
la pérdida de potencia estuviera bien calculada, se tiene el siguiente desarrollo para
estimar la pérdida de energia:

Las pérdidas de energia en red de BT, acometidas y medidores son estimadas a partir
de las pérdidas de potencia afectandolas por el FC de la red, cuando deberia ser el FC
de las pérdidas (FCp), el cual es menor. (Ver archivo BEP.xls, hoja BEP_base, celdas
C11, C12y C13).

Empiricamente, para un nivel de tensién determinado, el FCp =0.7 x FC?> + 0.3 x FC
Luego, dada una etapa de la red (AT/MT, MT, MT/BT o BT):

%pp = %pe x FC / FCp
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%pp = %pe x FC/ (0,7 x FC*+ 0,3 x FC)

Despejando el %Pe, se tiene:
%pe = %pp / FCx (0,7 x FC2+ 0,3 x FC)
Donde queda que, para cada etapa de la red:
%pe: porcentaje de pérdidas de energia
%pp: porcentaje de pérdidas de potencia
FC: Factor de carga de la etapa
FCp: Factor de carga de las pérdidas de la etapa

Mas adelante en el andlisis de los resultados presentados para el afio base se
presenta la propuesta de célculo, donde algunos valores de pérdidas podrian variar.

Por otra parte, en Anexo 1 (Pag. 20 del informe) dice que el mes de maxima fue abril 2020 (y el cuadro
resumen en pagina 22, también indica misma aho). Debe aclararse si se ha trabajado finalmente con
2019 o 2020, aunque lo recomendable, tal como se indicd mads arriba es presentar los balances de
ambos afios.

5.1 Pérdidas en Subestaciones AT/MT

No se encuentra en el informe:

e Informacion de partida para el calculo de las pérdidas en los transformadores AT/MT:
o Perfiles de carga;
o Valores nominales de pérdidas en FE y CU

e Resultados de los calculos:
o Pérdidas de energia y potencia por centro de transformacion;

Resulta llamativamente alto el valor porcentual de las pérdidas obtenido en la transformacion

AT/MT.

En general las pérdidas suelen estar en el orden de 0.5% en AT/MT. Valores de 2.4% tal como el
informado, suele tenerse en sistemas donde el distribuidor presenta sumadas la pérdida en lineas de
ATy la transformacién AT/MT.

Por lo anterior, se requiere mayor detalle sobre el resultado informado, con el fin de entender su
valor.

5.2 Criterios utilizados para el calculo de las pérdidas en MT y trafos

Segun informe, las pérdidas en MT y transformacién MT/BT, se calcularon sobre el total de
alimentadores, utilizando el software DigSilent Power Factory.

Para el calculo, utilizaron:

25



e Salidas de MT:
o Perfiles de carga de los alimentadores;
e Tramos reales de MT:
o Calibres y cantidad de fases reales;
o Longitudes;
e Centros de transformacion MT/BT;
o Capacidades Nominales;
Demanda de clientes de MT;
éPérdidas en Fe?;
éPérdidas en Cu?;
é¢Demanda maxima del centro de transformacién en funcion de los clientes de BT?;

o O O O

No se encuentra en el informe (y respaldos):

e Informacion de partida para el célculo de las pérdidas en los transformadores MT/BT:
o Perfiles de carga ése consideraron los clientes de BT conectados a cada trafo?;
o Valores nominales de pérdidas en FE y CU;

e Resultados de los célculos:
o Pérdidas de energia y potencia por centro de transformacion;

A partir de lo indicado, surgen las siguientes dudas:

e (Se calcularon con dicho software las pérdidas en los centros de transformacion? En caso
afirmativo, ¢Cuales fueron los valores de pérdidas en FE y CU que se utilizaron para cada
transformador? ¢ Cuales fueron los resultados de dichos cdlculos, discriminados por pérdidas
en FEy CU?

e Queda claro que se tomaron los perfiles de carga de los alimentadores. ¢ Dichos perfiles son
con discriminaciéon horaria? ¢Cémo se prorratean esas potencias (¢horarias?) a cada
demanda (es decir a los clientes de MT y los centros de transformacién)?

Con respecto a las pérdidas que finalmente se determinen, las mismas deberian desglosarse en MT
y TMB.

En los sistemas donde los usuarios pagan por las pérdidas desde su nivel de conexién hasta el punto
de entrega, las pérdidas en TMB forman parte de los factores de pérdidas en BT (Tanto en energia
como en potencia), de alli la necesidad de la apertura requerida.

Para poder verificar los resultados presentados por la empresa, se solicita sean entregados los
perfiles de carga (Mediciones SCADA) en cabeza de cada alimentador. Y se entregue en formato
Excel las tablas presentadas a partir de hoja 28 del informe, donde para cada alimentador se
informa entre otros datos, su demanda maxima.

5.3 Criterios utilizados para el calculo de las pérdidas en BT

Como parte de la informacién generada para el calculo de la pérdida en BT, en Pagina 23 estan
indicadas algunas expresiones matematicas utilizadas con el fin de establecer la demanda maxima
de los usuarios. Con respecto a este punto:

26



e Deberia haberse utilizado el factor de carga de la categoria a la que pertenece el usuario y su
factor de coincidencia. Informacién proveniente del Estudio de Caracterizacion de la
Demanda (ECD)

e Dejando de lado ese detalle, la demanda maxima deberia surgir de aplicar la siguiente
formula: Dmax = Dprom/FC, en vez de Dprom * (1+FC)

Segun informe, el calculo de las pérdidas en BT se realiza mediante las siguientes férmulas:

Total Pérdida Técnica BT = » Pyr

PET':IZXT

P E D.'tmx Cliente/cuadricula
240

r = Rea X Z Eﬂn.gftudcmibre conductor

Donde las cuadriculas son de 400 metros de lado. Entonces para todos los tramos que se encuentran
en una cuadricula “X” cuya densidad es por ejemplo de 1000 kW, el informe asume que toda esa
potencia fluye por todos los tramos. Es decir, la intensidad | (A), se calcula a partir de la sumatoria de
potencia de los clientes (W) de la cuadricula y se divide por los voltios entre fase — fase (V).

La siguiente imagen, muestra una cuadricula de 400 metros de largo, con tramos de red de BT reales.
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Entonces segun el informe, la intensidad suma de todos los clientes que se encuentran en dicha

cuadricula, fluye por cada uno de los tramos de red de BT que se encuentran en dicha cuadricula.
Creemos que este criterio podria mejorarse. En el ejemplo, en promedio fluye por cada tramo, mucha
menos intensidad /.

De la imagen anterior utilizada como ejemplo, se observan tres circulos amarillos, que representan
tres centros de transformacién. Dos de los cuales, tiene a su vez, dos salidas de BT y el tercero una
sola, es decir un total de 5 salidas de BT en la cuadricula. Entonces la sumatoria de potencia de la
cuadricula, se reparte en dichas 5 salidas de BT. Consecuentemente, se podria simplificar el analisis
y asumir que, en promedio, para el primer tramo de salida de las redes de BT, la potencia que fluye
es igual a la sumatoria de potencia de la cuadricula, dividido la cantidad de salidas de BT. Para el
ejemplo, seria la potencia de la cuadricula dividido 5. Los demas tramos, tendrian un menor flujo de
potencia llegando hasta el ultimo tramo, cuya potencia seria apenas la de un par de clientes. Como
criterio y asumiendo que la cuadricula es isodensa, podria considerarse que en promedio fluye % de
la potencia de la salida de BT. Resumiendo, podria considerarse la siguiente formula:

ZClientes(;uad
cl

#CTScyaa X #SalidasPorCT X TNomF — N X #Fases

1
Dmax, X 5

ImediaTramoBT . ,q =

Donde:

o ImediaTramoBT..4: €s la intensidad media de cada tramo de BT de la cuadricula “cuad”.

ZClientesCuad
cl

“cuad”.

Dmax_;: es la sumatoria de la demanda maxima de los clientes en la cuadricula

o H#(CTscyqq: Cantidad de centros de transformacién dentro de la cuadricula “cuad”. Podria
considerarse el promedio para cada densidad;

e #SalidasPorCT: cantidad de salidas de BT de cada centro de transformacién; Tipicamente
2 a 4 salidas;

1 . . . .
* :supuesto que asume que cada ramal de BT, tendrd en promedio % de la potencia en salida

de BT;
e TNomF-N: Para Honduras, la tension nominal es de 120 V;
e #Fases: Cantidad de fases de cada tramo de BT. Tipicamente 1 o0 2;

Luego, para cada tramo, la pérdida de potencia se obtiene de la siguiente férmula:
Vt:1..T (tramos de la cuadricula)
P, = #Fases,; x ImediaTramoBT uqq° X 1
Donde:

e P,:Pérdida de potencia del tramo “t”;

e #Fases;: Cantidad de fases de cada tramo de BT “t”. Tipicamente 1 0 2;

o ImediaTramoBT,,,4: intensidad media por cuadricula calculada en la férmula anterior;
e 1::resistencia del tramo “t”
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5.4 Criterios utilizados para el calculo de las pérdidas en Acometidas

Segun el informe, las pérdidas en acometidas se calculan considerando una longitud media de 17
metros, una demanda maxima de 3 kW y un calibre medio correspondiente al conductor AWG/kcmil
#6.

Consideramos que se puede realizar un calculo mas preciso si se considera para cada cliente:

e Sudemanda de energia segln base de facturacién;

e Demanda maxima estimada a partir de los parametros obtenidos del ECD;

e longitud y calibre de acometida del cliente (la longitud debe ser consistente con la que
resulte del inventario);

5.5 Criterios utilizados para el calculo de las pérdidas en Medidores

Segun el informe, las pérdidas en medidores surgen de asumir una pérdida tipica de 3 W por medidor,
que multiplicada por la cantidad de medidores permite estimar la pérdida de potencia. La pérdida de
energia, se obtiene de multiplicar esta pérdida de potencia por la cantidad de horas del afo. Esto es
correcto y asume que el 100% de los medidores es del tipo digital.

La observacion en el célculo de la pérdida estd dirigida al consumo propio considerado de 3 W. Los
medidores digitales, de acuerdo a catalogos consultados, especifican consumos propios en el orden
de 1 W, es decir, la tercera parte de lo asumido por la ENEE en su calculo. Se solicita se entregue la
especificaciéon técnica del medidor tipo considerado, ademas de conocer el grado de
representatividad que tiene en el parque de medidores real de la empresa.

5.6 Resumen de perdidas segun estudio (anexo 1 (pagina 27)):

3 Resumen.

L2 siguiente tabla muestra el resumen de las pérdidas técnicas en los diferentes niveles de
tension calculados en el mes de demanda maxima.

Nivel ‘ Dem. Energia Gen ‘ Energia | Pérdida | Energia Péros Pérdida
de Descripcion | MAX (circuito) Mw; Gen. MAX Pérdida P ten . | Energia
| Tensién | mw MWh | MWh | MW | Mwh °;"°'a % |
c Linea BT [ ; l I
S l . 28.24 | 20,332.08
c | | | |
i Acometidas \ X
= 9.30 6,792.50
| T
| @ Medidores
1 6.57 | 4,793.33
= 138kv | ‘ |
%33 1717.41 | 313,351.57 ‘, 31.24 10,602.30 | 4.35% 3.38%
[ |
28 | 345kv | . ‘ ‘
! | 891.27 | 390,515.47 | 76.42 | 21,903.87 | 73.23 | 24,900.07 | 7.57% | 6.38%
Total | 1,608.67 | 703,867.04 | 76.42 | 21,903.87 | 148.58 | 67,420.29 | 8.82% | 9.58%

Takia 5: Tabla Resumen de Pérdidas Técnicas mes de demanda maxima, Abril 2020.

El resultado anterior, no coincide con la tabla resultado presentado en la pagina 6 del informe:
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QUHNTUM

Tabla A. Pérdidas por Nivel de Tension. Dia maxima demanda 2019 (abril)

Energia
Balance de Ingreso de Energia y potencia {ngh' Energia (%) Potencia (MW) Potencia (%)
Pérdidas en trafos de subestaciones AT/MT ﬁl,GS 2,40% 38,66 2,40%
Entrada a los circuitos de Distribucion. 31.735,46 100,00% 1.610,93 100,00%
Pérdidas en lineas 13.8 KV y Trafos 353,41 1,11% 31,24 1,94%
Pérdidas en lineas 34.5 KV y Trafos 872,94 2,75% 77,02 4,78%
Pérdidas en lineas de baja tension 508,31 1,60% 28,24 1,75%
Pérdidas en acometidas 167,40 0,53% 9,30 0,58%
Pérdidas en medidores. 118,26 0,37% 6,57 0,41%
Pérdidas no técnicas 8.436,51 26,58% - -
Pérdidas totales 10.456,83 32,95% - -
| PERDIDAS TECNICAS TOTALES | 202033 | e37% | 15237 | o4e% |

Por ejemplo, las pérdidas de BT, ambas tablas coinciden en la pérdida de potencia (28.24 MW), pero
no coinciden en la pérdida de energia (508.31 x 30 = 15249.3 # 20332 MWHh). Siendo los 508.31 MWh
la pérdida del dia de maxima, puede verse que ni siquiera asumiendo los 30 dias iguales se alcanza el
valor de 20,332 MWh/mes indicado en el anexo.

Se espera que los porcentajes de pérdidas de energia, sean inferiores a los porcentajes de pérdidas
de potencia. Esto se observa en el cuadro de pérdidas de la pagina 6, pero no en el cuadro de pérdidas
del anexo 1 (pagina 27), linea totalizadora.

5.7 Analisis de los archivos adjuntos

5.7.1 Archivo BEP.xlsx
A partir del procesamiento de los perfiles de carga, se observa que son obtenidos los factores de
carga (de cada categoria) y los factores de simultaneidad externa con MT y BT.

Estos valores son valores que surgen a partir de perfiles de carga promedio. Cuando se arma el
balance de potencia, la potencia coincidente de cada categoria con la maxima en MT se obtiene
considerando:

o Energia vendida
o Factor de carga
o Factor de simultaneidad

Se indica que la pérdida comercial se obtuvo por diferencia, lo que muy posiblemente esté resultando
en una sobrestimacién del valor, ya que la Pcoincidente de cada categoria consideramos que estd
subestimada.

Esto se observa en la hoja BEP_Base, donde la totalidad de ventas de energia por categoria, son
transformadas en potencia utilizando el FC y el FSE que surgen del Estudio de Caracterizacion de la
Demanda, consolidado en hoja CurvasBEP.
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El procesamiento de perfiles de carga a nivel de usuarios hasta llegar a perfiles de carga a nivel de
grupo de estudio, implica estandarizar o normalizar datos de potencia registrada. Todos los registros
se reducen a perfiles cuarto-horarios, suavizandose las curvas de carga. Como consecuencia tanto los

picos como los valles se moderan, incrementando por ejemplo el factor de carga de cada grupo de
estudio. Los factores de coincidencia también se ven afectados, ya que estos son la relacién entre
dos potencias donde no necesariamente ambas se ven afectadas de la misma manera, por lo que no
se asegura que mantengan la proporcionalidad.

Todos los parametros son valores promedio, por lo que no necesariamente reflejan la realidad del
momento o dia de mdxima demanda del sistema. Es por ello que luego, cuando estos parametros
son aplicados en la construccién de los balances de potencia, se utiliza un factor de ajuste (o de
estacionalidad) que corrige proporcionalmente todas las potencias coincidentales de los distintos
grupos de estudio de manera que la potencia total calculada iguale a la potencia real registrada por
la distribuidora en el afo base.

La metodologia aplicada por la ENEE, al obtener la potencia de la perdida no técnica como diferencia
entre la potencia real de la distribuidora y lo que aportan las pérdidas técnicas y cada una de las
categorias de usuarios, no da lugar a un proceso con el cual se puede mejorar la estimacién de la
potencia coincidente de cada grupo de estudio y por ende la potencia correspondiente a la pérdida
no técnica.

A continuacidn, se presentan los resultados recibidos de la ENEE y un preliminar de balance para el
afio base 2019 tanto en energia como en potencia (el de potencia responde al dia de maxima), donde
se indican los pasos a seguir para lograr ambos balances.

Balance recibido de la ENEE:

Balance de Energia y Potencia. Dia de maxima demanda (abril 2019)

, Rel Pprom /
Concepto Energia Demanda X
Pcoin
MWh/Dia MW

Total en trafo subestacion 32.497,11 1.649,60

Pérdida trafo subestacion 761,65 2,34% 38,66 2,34%

Total MT 31.735,46 1.610,93

Pérdidas MT 1.226,35 3,86% 108,26 6,72%

Servicio MT 5.652,33 268,46

Total BT 24.856,78 1.234,21

Pérdidas técnicas BT 793,97 3,19% 44,11 3,57%

Pérdidas no técnicas BT 8.436,51 33,94% 473,74 38,38% 0,74
Residencial 8.311,57 327,63

General 6.314,50 388,73

Alumbrado Publico 1.000,23 0,00

Total venta BT 15.626,30 716,36 0,91

Factores de pérdida

Nivel de tensién Energia Potencia
MT 1,0652 1,0978
BT 1,5907 1,7229
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Comentarios:

1. Losfactores de pérdidas de energia y potencia requieren el desdoblamiento de la pérdida de
MT, de manera que la pérdida en transformacién forme parte de los factores de pérdidas en

BT

2. Quedan resaltados en color amarillo, algunos indicadores que llaman la atencién

a.

2.34% de pérdida en la transformacion AT/MT resulta a priori elevado. Tal como se
mencioné mas arriba en el documento, se requiere aclaracion al respecto.

3.86% de pérdida de energia en MT (incluyendo red de MT y trafos MT/BT) resulta
bajo, en el entendido que estuviera bien determinado el valor de 6.72% como
pérdida porcentual de potencia.

La pérdida no técnica, es en gran medida, energia/potencia no facturada, derivada
de fraudes y hurtos, sumado a desperfectos de algunos equipos (medidores,
luminarias de alumbrado, etc.). Es por ello que es de esperar que la pérdida no
técnica presente patrones similares a los de la demanda facturada. Se plantea la
relacién entre la potencia promedio (Energia/24) y la potencia coincidente de cada
categoria con la maxima de la distribuidora, donde puede observarse un valor de
0.91 para la energia vendida en BT, mientras que se tiene un valor de 0.74 para la
PNT, lo cual hace inferir que la pérdida de potencia se encuentra sobrestimada,
mientras que la potencia coincidente de los usuarios conectados en BT estd
subestimada.

A continuacidn, se presenta el balance de energia y potencia que a nuestro entender mejor

representaria la situacién de la ENEE en el afio 2019 (se aclara que se han tomado como buenos los

datos de pérdidas técnica de potencia).

Balance de Energia (Afio 2019) y Potencia (Dia de maxima demanda -abril 2019)

, Rel Pprom /
Concepto Energia Demanda X
Pcoin
MWh/Afo MW
Total en trafo subestacion 9.406.413 1.649,60
Pérdida trafo subestacion 166.595 1,77% 38,66 2,34%
Total MT 9.239.818 1.610,93
Pérdidas MT 470.877 5,10% 108,26 6,72%
Servicio MT 1.614.033 268,46
Total BT 7.154.908 1.234,21
Pérdidas técnicas BT 195.168 2,73% 44,11 3,57%
Pérdidas no técnicas BT 2.282.469 31,90% 390,30 31,62% 0,67
Residencial 2.477.042 365,79
General 1.908.946 434,01
Alumbrado Publico 291.284 0,00
Total venta BT 4.677.271 799,81 0,67
Factores de pérdida
Nivel de tensién Energia Potencia
MT 1,0727 1,0978
BT 1,5297 1,5431

Comentarios:
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1. Los factores de pérdidas de energia y potencia naturalmente siguen requiriendo el

desdoblamiento de la pérdida de MT, de manera que la pérdida en transformaciéon forme
parte de los factores de pérdidas en BT
2. Consideraciones para la construccién del balance

a. Seasume como dato “bueno” las pérdidas de potencia en AT/MT, en MT y la técnica
en BT.

b. Utilizando la férmula: %pe = %pp / FC x (0,7 x FC? + 0,3 x FC), ya desarrollada mas
arriba, se estimaron los porcentajes de pérdidas de energia en AT/MT, en MT y la
técnica en BT

c. Lasventas de energia (afio 2019) por grupo de consumidores fue obtenida de la hoja
Curvas_Unitaria

d. Por diferencia, en el balance de energia se obtuvo la pérdida no técnica (en MWh'y
en % respecto a la energia ingresada en BT)

e. Luego se completé el balance de potencia

i. Definiendo a = Pérdida No Técnica de Energia / Energia vendida en BT =
2.282.469/ 4.677.271 =48.8%
ii. Pérdida No Técnica de potencia / Potencia coincidente ventas en BT = a
iii. Luego %Pp BT =1—(1-%PpTéc BT)/ (1+ a)
1. %Pp BT: % de pérdida de potencia en BT (técnica + no técnica)
2. %PpTéc BT: % de pérdida técnica de potencia en BT
iv. La pérdida de potencia no técnica (en MW) resulta:
PPNT = PingBT x %Pp BT - PpTéc BT
390.30 =1234.21 x 48.8% - 44.11

f.  Finalmente, las demandas coincidentes de todas las categorias conectadas en BT se
ajustan proporcionalmente para que, junto con las pérdidas de potencia (técnica y
no técnica) se obtenga una potencia ingresada en BT de 1234.21 MW. El factor de
ajuste es del orden del 10% valor que resulta aceptable.

g. Puede observarse que la relacién entre energia horaria y potencia, ahora presenta
valores similares en la venta en BT y en la pérdida no técnica.

5.7.2 Estratos.xlsx
Contiene un resumen del procesamiento de la base de facturacion de 2019 con apertura por mes,
categoria y estrato de consumo. Se toma abril 19 para alimentar el archivo BEP.xIsx

Hay clientes conectados en AT que son retirados del balance. Es como que la distribucién empieza
en las SSEE AT/MT.

5.7.3 demanda.xlsx
En archivo demanda.xlsx, se presenta la proyeccion de ventas y requerimiento del sistema hasta el
afio 2035.

Hay una reduccién de la pérdida total en torno del 1% por afio, aunque no queda claro qué pasa con
esa pérdida, si es ahorro o se transforma algo en venta.
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La venta estd pegada valor, por lo que no es posible algin control sobre los nimeros. Como asi

tampoco se indican los criterios de proyeccién aplicados. Es de esperar que esta proyeccién sea
utilizada en el armado del Plan de Negocios.

Falta el histérico (solicitado en el requerimiento de informacidn), el cual permitiria ver el grado de

consistencia de la proyeccién, inclusive seria mejor contar con el resto de informacién requerida en
materia de demografia y variables macro.

Haciendo un control sobre el afio 2019, se tiene la siguiente venta de energia en MWh:

CONCEPTO 2019

RESIDENCIAL 2.586.736
COMERCIAL 1.851.488
CONSUMIDORES INDUST. MEDIANOS 817.542
CONSUMIDORES INDUST. GRANDES 675.125
ALUMBRADO PUBLICO 275.966
OTROS (G, E.A, M) 418.765
VENTAS SIST. INTERCON. (ENEE) 6.625.621

En archivo BEP.xIsx, en hoja “Curvas_Unitaria”, esta la venta estratificada correspondiente al afo
2019 y al mes de abril 2019.

Colapsando los estratos, la venta anual 2019 es la siguiente:

Tarifa-Estrato 2019

Tarifa Residencial
Total 2.477.042
Tarifa No Residencial
Sector Residencial

Total 315
Sector Comercial

Total 1.333.884
Sector Industrial

Total 186.446
Sector Otros

Total 388.734
MT 1.614.033
AT 95.676
AP

Total 291.284

Considerando que la clasificacidn no es la misma, la observacion se concentra en aquellas categorias
y total ventas que si deberian coincidir:

1. Residencial: 2587 GWh # 2477 GWh (Dif.: 4.4%)
2. AP:276 GWh # 291 GWh (Dif.: -5.1%)
3. Total ventas: 6626 GWh # 6387 GWh (Dif.: 3.7%)
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Es importante que se aclare la diferencia y que se ratifique o rectifique la informacion de base

utilizada en la construccion del balance 2019.

En ningln balance se observa en forma explicita el “Consumo Propio”. Ddnde se encuentra? Queda
absorbido por la linea de pérdidas?

6 Maodulo: Zonas de distribucion Tipica (ZDT)

El estudio presentado por la ENEE, determina 3 zonas de densidad: Alta, Media y Baja, en base a lo
indicado en el articulo 24 del Reglamento de Tarifas: Criterios de Zonificacion. Los criterios para la
zonificacion estardn basados en un andlisis estadistico de grupos (clusters) con base en tres
indicadores de densidad:

Potencia maxima demandada en la localidad (MW)

a. I} =
1 longitud de la red de MT (km)
b | Numero total de clientes de MT v BT (clientes)
R longitud de la red de MT y BT (km)
c. .= Numero total de clientes en BT (clientes)
3 =

numero de subestaciones (subestaciones)

La necesidad de zonificar, se justifica para los controles de calidad de servicio y producto técnico,
cuyos limites de los indicadores se expresan para Alta, media y Baja densidad.

Dentro del informe, justifican utilizar como unidad de medida los municipios, con un total de 186
municipios. Chile, por ejemplo, considera como unidad de medida los pares comuna — empresa,
teniendo un total de 476 comunas®. Entendemos las ventajas de considerar los limites municipales
que se plantean en el informe, las cuales también fueron consideradas dentro de la normativa
chilena.

Haciendo foco en los indicadores, para el /1, se debe contar con la potencia maxima demandada en
la localidad. En el informe se indica que, para ello, se partié de la potencia maxima demandada en
cada alimentador y se prorrated dicha potencia en las subestaciones MT/BT en funcién de los kVA
instalados. La duda aqui es si existe una base de datos de facturacion, cuyos ID de Usuarios estén
vinculados a la base de datos geo- referencial. En caso afirmativo, écudl fue el motivo por el cual no
se tomo esa informacién para la determinacién de la potencia maxima demandada en cada localidad?

6 Articulo 1-6 Clasificacién de Redes Las redes de los Sistemas de Distribucién han sido clasificadas en distintas
categorias de manera de dar cuenta de sus caracteristicas principales, utilizando para ello un indice que
representa la dificultad de entregar el servicio de distribucién en una determinada zona. Dicho indice buscar
representar la densidad de las redes eléctricas a partir del nimero de Clientes conectados y el largo total de
las lineas eléctricas existentes en cada Sistema de Distribucion. La Clasificaciéon de Redes realizada considera
como unidad a ser clasificada cada uno de los pares Comuna-Empresa existentes en el pais, segln se presenta
en el Anexo “Clasificacion de Redes”. Asimismo, y para efectos de lo dispuesto en el inciso cuarto del Articulo
1-7, la Clasificacién de Redes considera como unidad a ser clasificada las provincias existentes en el pais.

35



Otro punto por aclarar es cudl es la relacidon que existe entre localidad y municipio.
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1 Introduccion

El presente documento tiene por objeto efectuar una devolucién sobre los estudios que, de acuerdo
a lo establecido en el Articulo 10 del Reglamento de Tarifas, debe presentar la ENEE.

El documento resalta en “gris” los agregados respecto del informe mensual n°2 de progreso de la
tarifa de distribucidn. Cabe destacar que los contenidos del informe mensual n°2 se mantienen con
el fin de contener en un solo documento las observaciones levantadas, las informaciones recibidas
en el lapso de tiempo transcurrido entre el 2do y 3er informe mensual de avance y los pedidos de
aclaraciones para la ENEE, introduciendo herramientas visuales que faciliten la identificacién de los
puntos a ser respondidos/complementados por la ENEE.

Considerando su cardcter de informe de avance, se dedica un capitulo al andlisis del tema sobre
costos operativos eficientes, la muestra internacional de referencia y a partir del procesamiento de
una base de datos correspondiente a una muestra internacional, se acerca a la CREE un resultado
preliminar de lo que podria dar el estudio de costos eficientes que debe presentar la ENEE como
parte de su plan de negocios. El tema de costos no es menor y ciertas alertas se levantan al respecto.

Los capitulos finales del informe consolidan aportes que Quantum ha realizado en materia de Calidad
y el plan de capacitacion/formacion en temas regulatorios que se esta desarrollando en viernes
sucesivos, a partir del 3 de setiembre.

Con respecto a los estudios presentados por la ENEE, el siguiente articulo del RT da marco sobre cada
uno de ellos:

“Articulo 10. Inicio del procedimiento de Cdlculo Tarifario. Con una antelacion no menor a ocho (8)
meses de la Fecha de Referencia, la Empresa Distribuidora deberd presentar a la CREE para su
aprobacion los siguientes estudios, con sus respectivas memorias de cdlculo:

a. Inventario de Activos Regulatorios: recopilacion de los activos en operacion agrupados en
Unidades Constructivas, y su conciliacion con los registros contables, detallando sus
caracteristicas y georreferencia;

b. Estudio de Costos de Unidades Constructivas. El estudio debe permitir la valorizacién a Valor
Nuevo de Reemplazo (VNR) de los activos reportados en el Inventario de Activos Regulatorios.

c. Estudio de Caracterizacion de la Demanda (ECD). El estudio debe proveer la informacion
necesaria para identificar las curvas de cargas tipicas de las diferentes clases de usuarios y
conocer el consumo mensual de energia de cada clase de usuario a lo largo del afio.

d. Balance de Energia y Potencia (BEP). El BEP deberd ser elaborado para el dia de mdxima
demanda de la Empresa Distribuidora, en el afio previo a la Fecha de Referencia. El BEP
deberd mostrar los valores dptimos a reconocer a la Empresa Distribuidora en cuanto a la
energia y la potencia ingresados a la red de MT, las pérdidas técnicas en MT, la energia y la
potencia suministradas y facturadas a Usuarios servidos en MT, la energia y la potencia
ingresadas a los transformadores MT/BT, las pérdidas técnicas en dichos transformadores, la
energia y la potencia ingresadas a BT, las pérdidas técnicas y no técnicas en BT y la energia y
la potencia suministradas y facturadas en BT.

e. Propuesta de Zonas de Distribucion Tipicas (ZDT) para su Zona de Operacion. El estudio
deberia identificar los criterios para la clasificacion de las localidades en las ZDT definidas, de
acuerdo a lo que se establece en el CAPITULO 3 de este Titulo.”



2 Sintesis de Requerimiento de Informacion

A partir del andlisis de los informes presentados por la ENEE, se efectué un pedido adicional de
informacién con el fin de lograr trazabilidad entre los datos de entrada y los resultados obtenidos.
Los archivos complementarios son de utilidad para poder completar el analisis de los estudios
presentados por la ENEE. A continuacion, se realiza un resumen de esta informacion y el estado de
procesamiento de la misma por parte de Quantum. Cabe destacar que el pedido de informacién que
se hizo fue un extracto de los principales faltantes de informacidn o necesidad de aclaraciones que
surgieron a partir de la lectura de los informes. En el presente documento, puede encontrarse un
analisis de cada informe, lo cual es recomendable que la ENEE tome conocimiento de ello ya que
permite un seguimiento mas ordenado de cada uno de los temas levantados y sobre los cuales
surgieron dudas y/o indicaciones de ajuste o correcciones.

2.1 Informacion derivada del analisis del informe del BEP

La ENEE ha enviado informacidon sobre todos los puntos solicitados a excepcién de los resultados de
pérdidas por centro de transformacién MT/BT y los valores nominales de pérdidas en FE y CU de los
transformadores MT/BT.

Los demas puntos cuentan con informacion adicional pero los detalles de su andlisis y las aclaraciones
necesarias se encuentran en el punto 6.8 Pedido de Informacidn del presente informe.

2.2 Informacion derivada del analisis del informe sobre UUC

Se ha recibido informacidn complementaria que se encuentra bajo analisis, a excepciéon de los
siguientes puntos que no han sido respondidos:

- Documentos existentes que deben ser adecuados
1) Valorizacion UUCC.xIsx
Se debe vincular este documento a la planilla Catdlogo de estructuras de lineas de
distribucion aéreas de la ENEE del 2011 citada en el punto anterior.

2) Planillas de valorizacion de activos no digitalizados
Se deben vincular las celdas donde se consignan los costos de los activos a planillas donde
se detalle cémo se llega a cada valor.

- Documentos no recibidos
Esquemas unifilares de las subestaciones AT/MT propiedad parcial de ENEE Distribucidn.

Las observaciones derivadas de la informacidn complementaria entregada por la ENEE se encuentran
detalladas en el punto 4.4 Pedido de Informacidn del presente informe.



3 Maoadulo: Inventarios de Activos Regulatorios

La ENEE ha presentado el inventario de activos dividido en dos grandes grupos. Por un lado, todos

aquellos activos que se encuentran digitalizados y georreferenciados en el Sistema GIS de la empresa

y por otro, en archivos Excel aquellos que no han sido digitalizados.

Se recibid y analizo la siguiente documentacién:

e Informe Inventario Activos Eléctricos Revisado.pdf

e Activos digitalizados:

O

Informacion GIS.zip:
* Interfaz_20210331.gdb
=  Honduras_Marzo.backup

®  Honduras_RedBaja_part2. backup

e Activos no digitalizados:

O

O

O

O

Activos constr por terceros recibidos en recepcion de proyectos-Centro Sur.xlsx
Activos constr por terceros recibidos en subzonas regionales-Centro Sur.xIsx
Activos constr por Terceros recibidos en recepcion de proyectos LA.xIsx
Activos constr por Terceros recibidos en subzonas regionales LA.xIsx

Activos constr por terceros recibidos en recepcion de proyectos NO.xIsx
Activos constr por terceros recibidos en subzonas regionales NO.xlIsx.xIsx
Proyectos FOSODE no incluidos 100% en el GIS.xIsx

Detalle SE ENEE.xls

A continuacidn, se presenta un resumen de los elementos de red mas representativos, extraidos de
la base de datos GIS hasta el 31 de diciembre de 2020:



Tramos MT Tramos BT
Departamento Longitud [Km] Departamento Longitud [Km]
Atldntida 283.02 Atldntida 1590.65
Choluteca 55.41 Choluteca 1919.38
Colon 9.15 Coldn 1151.12
Comayagua 528.22 Comayagua 2044.06
Copén 157.57 Copén 1286.71
Cortés 978.06 Cortés 4167.83
El Paraiso 308.51 El Paraiso 1434.95
Francisco Morazan 2070.70 Francisco Morazan 4179.56
Intibuca 46.06 Intibuca 1240.52
La Paz 17.15 La Paz 111391
Lempira 171.13 Lempira 1316.01
Ocotepeque 78.81 Ocotepeque 726.00
Olancho 71.25 Olancho 1899.95
Santa Barbara 183.67 Santa Barbara 1911.66
Valle 205.88 Valle 958.96
Yoro 27.23 Yoro 2079.42
Sin Descripcion 28323.47 Sin Descripcion 445.49
Total 33515.28 Total 29466.20
Acometidas

Departamento Longitud [m] I Cantidad Long Media [m]

Atldntida 240133091 111510 21.53

Choluteca 2619437.91 107 529 24.36

Colén 1401871.95 72003 19.47

Comayagua 3208419.42 122 050 26.29

Copan 2350223.37 93309 25.19

Cortés 8397517.92 437139 19.21

El Paraiso 1756401.14 81190 21.63

Francisco Morazan 7804139.14 385398 20.25

Intibuca 1273502.60 41176 30.93

La Paz 924218.08 37525 24.63

Lempira 1895689.43 63562 29.82

Ocotepeque 947 976.85 44129 21.48

Olancho 2372552.79 102170 23.22

Santa Barbara 2621520.34 116711 22.46

Valle 1201478.51 46 150 26.03

Yoro 2758242.84 135449 20.36

Sin Descripcion 700679.34 11292 62.05

Total 44635 202.54 2008292 22.23




Clientes Medidores
Departamento Clientes Departamento Medidores

Atléntida 122758 | |ATLANTIDA 92286
Choluteca 113031 | |CHOLUTECA 75150
Colén g1112| [COLON >8276

COMAYAGUA 100261
Comayagua 133384 COPAN 59596
Copan 103660 | |coRrTES 288580
Cortés 480111 | g pARAISO 63039
El Paraiso 86949 | |FRANCISCO MORAZAN 315300
Francisco Morazan 406 092 GEOGRAFICO 221056
Intibuca 45535 | [|NTIBUCA 30225
La Paz 40239 LAPAZ 29076
Lempira 70014 | [LEMPIRA 32604
Ocotepeque 47455 | |OCOTEPEQUE 33194
Olancho 110901 OLANCHO 76498
Santa Barbara 126220 SANTA BARBARA 80 869
Valle 48686 | [VALLE 31666
Yoro 152429 | |yoro 107 495
Sin Descripcion 26 SIN DESCRIPCION 281126
Total 2168602 | [ToTAL 1976 297

Se realizaron auditorias a cada una de las tablas presentes en el Sistema GIS de la ENEE, con el
objetivo de corroborar que la informacién presentada sea congruente y reflejen la realidad de la
empresa.

En una revision general de la base digitalizada, se pueden observar datos incompletos.

En el Anexo 1 “METODOLOGIA, CALCULO Y RESULTADOS DE PERDIDAS TECNICAS EN DISTRIBUCION”
del informe del Balance de Energia y Potencia se especifican las siguientes cantidades:

La red de distribucién eléctrica en Honduras cuenta con 33,587 KM en Media Tensién (13.8
KV y 34.5 KV) y 29,506 Km en su red de Baja Tension sin contabilizar las acometidas, que
totalizan aproximadamente 45,324 Km?.

Estos valores, resultan en el orden de aquellos obtenidos a partir de las consultas realizadas en las
bases de datos de inventario de activos.

Los activos inventariados en la BD GIS han sido caracterizados para su valorizacion como UUCC
estandar y clasificados (Tablas Thl_*), para facilitar su identificacién, en las familias que se detallan a
continuacién:

e layers (componentes georreferenciados):
o Acometidas

Alumbrado Publico

Apoyos

Equipos especiales

Equipos de seccionamiento

Pararrayos

Transformadores

Tramos BT

Tramos MT

O O 0O O 0O O O O
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o Subestaciones

e Tablas planas (componentes no georreferenciados):

o Interruptores
Equipos de medicion
Nodos MT
Nodos BT
Retenidas
Seccionadores

o Puestas a tierra

Cada una de estas familias de activos, excepto las subestaciones, se corresponde con una familia

O O O O O

homdloga de unidades constructivas, cuyos componentes se encuentran valorizados en el archivo
Valorizacion UUCC.xIsx.

Pero para asegurar la correspondencia biunivoca entre cada tipo de componente de la BD GISy la
unidad constructiva que lo caracteriza, es necesario poder identificarlos inequivocamente tanto en
la base de datos como en la planilla de calculo donde se lo valoriza, lo que a nuestro criterio no sucede
(o al menos con la informacidn recibida, y sin una explicacion, no es posible).

Requerimiento: Se requiere la ENEE indique cdmo es posible relacionar en forma univoca cada tipo
de componente de la BD GIS y la unidad constructiva que lo caracteriza.

Por ejemplo, el item de Alumbrado Publico id 2003920 estd descripto en la BD GIS con un campo para
la potencia (250), otro para el tipo (sodio tipo cobra) y dos campos mas para la estructura y el estado,
y debe poder ser asociado sin posibilidad de confusidn con su respectiva unidad constructiva.

Pero para esa misma potencia y tipo de luminaria hay, en la hoja ALUMBRADO_PUBLICO del archivo
Valorizacion UUCC.xIsx, dos items con la designacién luminaria en el campo TIPO pero con textos
distintos (HORIZONTAL CERRADA CON FOTOCELDA SODIO TIPO COBRA 250 W, fila 68, y HORIZONTAL
CERRADA SIN FOTOCELDA SODIO TIPO COBRA 250 W, fila 70) en el campo descripcion, cada uno con
su costo, y no encontramos manera de poder asignar al item del inventario id 2003920 el costo
correcto.

Para evitar confusiones deberia o bien poder combinarse en cada documento los textos de todos los
campos que definen cada componente en un texto Uunico comun a ambos, o bien, como es usual,
asignarles un campo adicional en cada documento con un cédigo unico de UC que permita relacionar
ambas bases de datos.

Las tablas originales son sumamente voluminosas. Por ejemplo:

e Acometidas: 2 033 839 registros

e Tramos BT: 1 318 606 registros, de los cuales 662 514 son vanos y el resto puentes.
e Tramos MT: 623 788 registros, de los cuales 425 765 son vanos y el resto puentes.
e Nodos BT: 1323 286 registros

e Nodos MT: 645 411 registros

e Apoyos: 867,248 registros
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1) Para poder procesar las tablas, se realizaron consultas a la base de datos, eliminando de los
registros los campos con datos especificos de cada item particular, tales como coordenadas o
codigos de identificacion (id), y se los agrupd en registros Unicos de iguales caracteristicas
técnicas, vale decir que pudieran ser caracterizados por una misma Unidad Constructiva (UC),
calculando sobre cada grupo de registros un campo de suma o cuenta (sum o count) que muestra
el total de unidades fisicas de cada grupo de registros.

Este proceso fue realizado por medio de consultas SQL en la base de datos original entregada
por la ENEE y los resultados fueron exportados a Excel. Se encuentra en elaboracién un
documento unico (el archivo VNR BD GIS ENEE.xIsx), en el que se asigna una hoja (hojas BD XXX)
a cada tabla.

2) Estas tablas (BD XXX) sirven de base para elaborar, en una segunda etapa, las que conforman el
inventario definitivo (hojas Inventario XXX).

Para confeccionar estas ultimas se normaliza la descripcion de cada activo (unificando Ila
designacién de activos iguales con nombres distintos, tales como, por ejemplo, “postes de
hierro” y “postes metdlicos”), y se eliminan los registros invalidos (vanos sin conductores o de
longitud nula, transformadores de potencia nula, etc.).

Para los conductores de fase de acometidas y de lineas de BT y MT se unifican en un campo
Unico las caracteristicas que venian repetidas para cada fase, y se eliminan ademas los campos
de cédigos administrativos o de datos que repiten los de otro campo, es decir que no aportan
informacidn atil para la caracterizacion de los activos.

En el curso de esta revision se detectaron algunas inconsistencias, que a continuacion se detallan,
indicando como se corrigieron y especificando ademads las caracteristicas técnicas que se
consideraron para definir las UUCC con las que se caracterizan las distintas familias de activos.

3.1 Tablas de conductores

Estas tablas contienen, tedricamente, todos los conductores que componen las redes de media y baja
tensidn, incluyendo acometidas a clientes, pero sin incluir ni los apoyos ni los elementos de sujecion
y aislaciéon (conductores puros).

Cada registro se corresponde con un vano, identificado por las coordenadas (planas,
bidimensionales) de los apoyos que lo limitan, o con un puente, identificado por las coordenadas del
apoyo en el que esta ubicado.

Los puentes tienen en consecuencia una longitud nula. Estos registros se descartaron, ya que el costo
de sus conductores ha sido tenido en cuenta en el costo unitario de las unidades constructivas
correspondientes a los vanos, mediante un coeficiente que contempla, ademas de los puentes en si,
la diferencia entre la proyeccién horizontal del vano y su longitud real por desnivel entre apoyos, la
rectificacion de la catenaria, remates, desperdicios, etc.

En la tabla de BT se consignan ademas los conductores piloto de alumbrado publico y de neutro,
cuando los hay, mientras que en la de MT se listan los cables de guarda.
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En cada registro cada conductor de distribucién ha sido identificado por separado para cada fase,
posiblemente por razones de balanceo de cargas.

A cada conductor se asigna un cddigo (CIE, que posiblemente corresponda a una identificacion
contable), una descripcibn y un campo adicional que repite en parte la descripcion
(fundamentalmente el calibre).

Ni el cédigo ni el campo de calibre aportan informacidn de valor para determinar el costo del tramo
ni, en consecuencia, para identificar la UC que mejor lo caracteriza, por lo que no se los tuvo en
cuenta.

3.2 Tabla de Acometidas

A. Inconsistencias detectadas
1) Hay veinte (20) acometidas (longitud total 2988 km) sin conductores. Se eliminaron.
2) Hay una (1) acometida de longitud nula. Se eliminé.

3) Hay acometidas monofasicas, bifdsicas y trifasicas de conductores trenzados o
concéntricos que ademas de los conductores citados tiene un neutro adicional. Este
neutro se elimind, por estar ya incluido en el conductor compuesto.

4) Hay acometidas monofasicas, bifasicas y trifasicas de conductores simples sin neutro. Se
agrego un conductor de neutro de las mismas caracteristicas que los de fase.

5) Hay acometidas subterraneas a clientes en 15 kV para las que se han computado
conductores de neutro de las mismas caracteristicas que los de fase. Estos neutros se
eliminaron.

6) Se normalizaron las designaciones de los conductores. Por ejemplo, un mismo conductor
figuraba en algunos registros como “Trenzado XLPE-AAC 2 x 3 + 2” y en otros como
“CONDUCTOR ALUMINIO TRENZADO AISLADO XLPE-AAC 2 x 3 +2”.

7) Hay acometidas con conductores simples de aluminio para los que ademas se indica
“ACSR” (aluminio/acero). Se eliminé el término ACSR.

8) Hay acometidas con conductores identificados como “THW”, THW 600 V.”, “AISLADO
THW”. Se unificd la designaciéon como “AISLADO THW”.

9) Hay acometidas con conductores de fase desnudos y conductor de neutro aislado. Se
corrigio el neutro.

10) Hay acometidas con cable tipo THW duplex para las fases y para el neutro. Se dejaron
conductores simples para ambos.

11) En las acometidas con cables trenzados o concéntricos hay registros en los que no
coincide el nimero de hilos (fases) consighado con lo indicado en la descripcion del
conductor (* x). Se adopto como valida la cantidad de fases indicada en la descripcidn.

12) Hay lineas de conductores simples que para los mismos conductores de fase tienen
neutros distintos. Se unificaron los neutros.
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QUHNTUM

13) Se observa que el 6.68% (134,062) de las acometidas tienen una longitud mayor a 50 m
donde a su vez, 39,410 de esas 134,062 (es decir, el 1.96% del universo de acometidas)
presentan una longitud superior a 100 m, longitudes que, dada la cantidad de
acometidas involucradas, no responden a los desvios o excepciones respecto de un valor
medio que suelen presentar este tipo de activos.

Honduras_RedBaja_part2/postgres@PostgreSQL 13 v Honduras_RedBaja_part2/postgres@PostgreSQL 13 v

Query Editor  Query History Query Editor  Query History

1 SELECT 1 SELECT

2 count (objectid) 2 count (objectid)

3 FROM public.acometidas 3 FROM public.acometidas
4  where length > 100 4  where length > 50

Data Output  Explain  Messages Notifications Data Output  Explain  Messages  Notifications
count count

4 bignt & 4 bignt ®

1 39410 1 134062

Resulta necesario esclarecer este punto, ya que este dato tiene impacto en los 45 mil
km que se tienen en concepto de acometidas.

B. Caracteristicas técnicas consideradas para caracterizar las UUCC

1) Tipo de conductor

2) Material del conductor
3) Calibre de las fases

4) Calibre del neutro

5) Cantidad de fases

3.3 Tabla tramobt

3.3.1 Conductores de fase
A. Inconsistencias detectadas

1) En cada registro se indica tension, que es un dato que no aporta a la determinacion de
costos, ya que los valores consignados, 13.8 y 34.5, corresponden a MT. Se ignoro el
dato.

2) En cada registro se indica tipo de tramo, dato que tampoco aporta a la determinacion
de costos. Se ignoro el dato.

3) Hay dieciséis (16) tramos (146 km) sin conductores. Se eliminaron.

4) Hay diez (10) vanos de longitud nula, que corresponden a bajadas. A estos tramos se les
asignd una longitud media de seis (6) m.
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B.

5)

6)

7)

8)

9)

Hay ciento noventa y dos (192) tramos (210 km) sin conductores de fase. Se ha supuesto
que estos tramos corresponden a lineas exclusivas para alumbrado publico (piloto +
neutro), y asi se los caracterizo.

Cuarenta y nueve (49) de esos tramos (94 km) no tienen piloto. Se lo agregd,
suponiéndolo de las mismas caracteristicas que el neutro.

Veintidds (22) de esos tramos (41 km) no tienen neutro. Se lo agrego, suponiéndolo de
las mismas caracteristicas que el piloto.

En cada registro se indica tipo de linea (monofasico o trifasico), pero no se aclara, en el
caso de tramos monofdasicos, si son de 2 o de 3 hilos, y en el caso de tramos trifdsicos si
son para distribucidn en delta o en estrella con neutro. Se identificaron los tipos, en base
al nimero de conductores, a saber:

a. De los tramos trifasicos hay doscientos sesenta y seis (266) con neutro (distribucion
trifasica estrella, 163 km) y ciento cuarenta y siete (147) sin neutro (distribuciéon
trifasica en delta, 435 km).

b. De los tramos monofdsicos hay veintinueve (29) con dos hilos (distribucion fase y
neutro, 5 777 km) y cuarenta y siete (47) con tres hilos (distribucion de fase partida
y neutro, 22 810 km).

Hay tramos de conductores trenzados y/o concéntricos formacién * x 2 indicados como
trifasicos. Se respetd la descripcién del conductor y se los consideré como monofasicos
de 3 hilos.

10) Hay tramos de conductores trenzados y/o concéntricos formacion * x 3 indicados como

11

monofasicos. Se respetd la descripcion y se los consideré6 como trifdsicos para
distribucidn en estrella.

) Hay tramos trifasicos en los que los calibres de los conductores de las tres fases difieren.
Se unificaron los calibres.

Caracteristicas técnicas consideradas para caracterizar las UUCC

1)
2)
3)
4)

Tipo de conductor
Material del conductor
Calibre de las fases
Cantidad de fases

3.3.2 Conductores de neutro

A.

Inconsistencias detectadas

1)

2)

Hay tramos trifasicos y monofasicos de conductores trenzados y concéntricos que ademads
de los conductores de fase citados tienen un neutro de las mismas caracteristicas. Estos
neutros se eliminaron, por estar ya incluidos con los conductores de fase (portantes y/o
envolturas).

Hay tramos para los que no se especifica el material del conductor de neutro. Se adoptd
igual material que el de fase.
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3.3.3

3)

4)

Hay neutros de lineas monofdsicas de conductores trenzados y concéntricos. Se
reemplazaron por conductores simples de seccién igual a la de la fase.

Hay tramos de lineas monofasicas de conductores simples sin conductor de neutro. Se
agregaron neutros del mismo calibre que las fases.

Caracteristicas técnicas consideradas para caracterizar las UUCC

1)
2)
3)

Tipo de conductor
Material del conductor
Calibre

Conductores piloto

Inconsistencias detectadas

1)

2)

3)

4)

5)

Hay tramos monofasicos de conductores trenzados que ademds del conductor citado
tienen un piloto de las mismas caracteristicas. Este piloto se elimind, por estar ya incluido
en el cable compuesto (formaciones * x 2).

Hay tramos de conductores de fase o pilotos de calibres varios con aislacion para 15y 25
kV. Se eliminaron.

Hay tramos para alumbrado publico sin piloto. Se agregd un piloto del mismo calibre que
el neutro.

Hay tramos para alumbrado publico con conductores piloto, pero sin neutro. Se agregd
un neutro del mismo calibre que el piloto.

Hay tramos para alumbrado publico con piloto y/o neutro de conductor tranzado y/o
concéntrico (formaciones * x 2 o * x 3). Se reemplazaron por conductores simples del
mismo calibre.

Caracteristicas técnicas consideradas para caracterizar las UUCC

1)
2)
3)

Tipo de conductor
Material del conductor
Calibre

3.4 Tabla tramomt

3.4.1 Conductores de fase

A.

Inconsistencias detectadas

1)

En cada registro se indica:
a. Siestroncal o ramal (dato éste que no aporta a la determinacién de costos).

b. Tensidn (dato que en el caso de lineas aéreas tampoco aporta a la determinacion de
costos, ya que el costo de los tramos no incluye el de la aislacion).

c. Tipo de tramo (dato éste que tampoco aporta a la determinacién de costos).
Se ignoraron estos datos.
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2) Hay seis (6) tramos (3.4 km) sin conductores (conductores sin identificar). Se eliminaron.

3) Hay diecisiete (19) tramos (2.3 km) de cables trenzados y concéntricos de BT. Se

eliminaron

4) Hay cuarentay cuatro (44) tramos (16.8 km) de conductores con aislacion para BT (THW).

Se eliminaron.

5) Hay tramos bifasicos y trifasicos en los que los calibres de los conductores de las distintas
fases difieren. Se unificaron los calibres.

6) Hay tramos subterraneos con conductores de 25 kV de tensidn. Se corrigieron a 35 kV.

7) Se observa que hay 1.2 km de red que no tienen identificado el propietario de las
instalaciones. Es decir, una cantidad insignificante en comparacién con la longitud total

en MT.

Honduras_Marzo/postgres@PostgreSQL 13 v

Query Editor ~ Query History

1 SELECT distinct propietari FROM public.tramomt

Data Qutput  Explain  Messages  MNotifications

propietari
4 character varying (30)

SIN IDENTIFICAR

PARTICULAR
ENEE
EEH

[ T S S R

MUNICIPIO

Honduras_Marzo/postgres@PostgreSQL 13 v

Query Editer  Query History

1 SELECT count(objectid) FROM public.tramomt
2 where propietari="SIN IDENTIFICAR'

Data Output  Explain  Messages  Notifications

count
4 Dbigint &
1 1241

B. Caracteristicas técnicas consideradas para caracterizar las UUCC

1) Tensidn
2) Cantidad de fases
3) Tipo de conductor
4) Material

5) Calibre
3.4.2 Cables de guarda

A. Inconsistencias detectadas

1) Hay siete (7) tramos (902 m) con el didmetro de cable sin identificar. Se los asimilé al tipo

preponderante (1/4").

B. Caracteristicas técnicas consideradas para caracterizarlas UUCC

1) Material
2) Didmetro

3.5 Tabla apoyos

A. Inconsistencias detectadas
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1)

2)

3)

4)

5)

6)

7)

8)

9)

Se normalizé la longitud de dos (2) apoyos de 26’, dos (2) de 39’, dos (2) de 49’ y de dos
(2) de 59’ (longitudes no incluidas en el listado de precios de materiales), reemplazandolos
por otros de 25’, 40’, 50’ y 60’, respectivamente.

Los quince mil ciento catorce (15 114) apoyos de longitud nula se consideraron soportes
en fachada (metalicos).

Todos los apoyos indicados como autosoportados y aéreos se consideraron postes
sencillos.

En la BD no se especifica la resistencia mecanica o clase de los postes, por lo que es
imposible saber a cudl de los distintos postes de una misma longitud incluidos en el listado
de precios de materiales corresponden los postes relevados. A efectos de su valorizacion
se tomaron postes tipicos.

En la BD se identifican postes sencillos, dobles (en H) y triples (en tripode), pero en el
listado de precios de materiales sdlo hay postes sencillos. El costo de vinculos, crucetas y
ménsulas se tuvo en cuenta agregando un 10% al costo de los postes (1, 2 o 3) que
componen cada apoyo.

Se asimilaron los rieles, para los que no hay precios, a postes metdlicos de igual longitud.

Se asimilaron las torres metalicas, para las que no hay precios, a doce (12) puntales
angulares de igual longitud.

Se asimilaron los soportes de fachada, para los que no hay precios, a puntales de pletina.

De los 867,248 apoyos de la tabla, 438,392 estan asociados a nodos de BT (lineas de BT
en postacion propia), 138,428 a nodos de MT (lineas de MT en postacidon propia) y 281,453
a ambos tipos de nodos (lineas de BT en postacion compartida), vale decir que han
qguedado 8,975 apoyos sin asignar a ningun tipo de linea.

Apoyos Apoyos Apoyos s

de lineas de lineas | delineas | . A

BT s/MT BT MT sin asignar
281,453 | 438,392 138,428 8,975

B. Caracteristicas técnicas consideradas para caracteriza las UUCC

1) Tipo
2) Material
3) Altura

3.6 Tabla transformadores

A. Inconsistencias detectadas

1)

2)

Hay seis (6) transformadores de potencia nula. Se eliminaron.

Hay cuatrocientos noventa (490) transformadores con montaje tipo “PISO” o “JARDIN”.
Se los asimild al montaje tipo “PEDESTAL”.
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3) Hay siete (7) transformadores en montaje “CAPSULADO”. Se interpreta que se trata de
transformadores secos, de los cuales a su vez uno, que figura como banco, se asimild a
una unidad trifasica.

4) Hay trece (13) bancos de transformadores con montaje en “REPISA”. Se los considerd
montados con “ABRAZADERAS”.

5) Hay ochenta vy siete (87) transformadores con montaje sin identificar. Segin su potencia
su montaje se asimild a:

a. Hasta 25 kVA: “ABRAZADERA” .
b. Transformadores Unicos (no bancos) hasta 100 kVA: “REPISA”.
c. Transformadores restantes: °H”

6) Hay transformadores de mas de 100 kVA montados con abrazaderas. Se los asimild a
montaje sobre estructuras H.

7) Se reemplazé la denominacién “delta abierto” por “banco de 2 transformadores”.
8) Sereemplazd, para transformadores monofasicos, el texto FF por Dd.

9) Se ha supuesto que la potencia indicada para los bancos de transformadores es la
correspondiente a cada componente.

10) Existen 3,636 transformadores que en la descripcion de propietario tienen “Sin
Identificar”.

Honduras_Marzo/postgres@PostgreSQL 13

Query Editor  Query History
1 SELECT COUNT (cbjectid) FROM public.transformadores
2 where propietari = "SIN IDENTIFICAR'

Data Output  Explain  Messages  Notifications

count

4 bigint -

1 3636

La cantidad de transformadores sin identificar la propiedad representan el 3.6% sobre el total
de transformadores inventariados. La cantidad de transformadores es de 101,016.

Caracteristicas técnicas consideradas para caracterizar las UUCC

1) Montaje

2) Tensidén primaria
3) Tensidén secundaria
4) Conexion

5) Potencia

3.7 Tablaretenidas

Inconsistencias detectadas
1) Hay veinticuatro (24) retenidas sin identificar. Se eliminaron.
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2) Hay varios tipos constructivos iguales con distinta descripcidon. Se unificaron las
descripciones, tratando de respetar las valorizadas por ENEE en el archivo Valorizacion
UUCC.xIsx.

B. Caracteristicas técnicas consideradas para caracterizar las UUCC

1) Tipo
3.8 Tablas nodobt y nodomt

A. Inconsistencias detectadas

Se analizaron las tablas nodosmt y nodosbt de la base de datos de activos tomando como punto
de partida la relacién existente (por medio de sus codigos) entre los apoyos y los nodos
observandose que para cada uno de los apoyos puede haber entre 1 y 13 nodos. En las
siguientes tablas se muestran los resultados obtenidos.

Nodos BT por apoyo Cant.Apoyos | Cant.Nodos Nodos MTpor apoyo Cant. Apoyos | Cant. Nodos
1 213909 213909 1 263157 263157

2 423986 847972 2 99634 199268

3 68878 206 634 3 47 665 142995

4 11038 44152 ‘5‘ IZ;‘; 32 Zzg

5 1702 8510 6 266 1596

6 260 1560 7 73 511

7 51 357 3 32 256

8 12 96 5 5 81

9 5 45 10 10 100
12 1 12 11 1 11
13 3 39 12 1 12
TOTAL 719 845 1323286 TOTAL 419 881 645411

Hay un millon trescientos veintitrés doscientos ochenta y seis (1,323,286) nodos de BT, pero sélo
setecientos diecinueve mil ochocientos cuarenta y cinco (719,845) apoyos asignados a esa
tension, entre apoyos de lineas de BT puros (438,392) y apoyos compartidos con lineas de MT
(281,453).

En las tablas arriba presentadas, la primera columna de cada tabla corresponde a la cantidad de
nodos que hay por cada apoyo, en la segunda, la cantidad de apoyos que cuentan con la cantidad
de nodos correspondientes y finalmente la cantidad de nodos totales para dicha clasificacion. A
modo de ejemplo, en la base de datos de nodosbt hay 260 apoyos que tienen 6 nodos referidos,
dando un total de 1560 nodos.

En lineas generales, no se entiende por qué hay apoyos a los que se han asignado varios nodos
(hasta 13). Se solicita que la ENEE justifique/aclare la importante diferencia entre nodos y apoyos

y luego, la cantidad de nodos que ciertos apoyos tienen asignados.

Requerimiento: Se requiere la ENEE aclare la relacion que existe entre apoyos y nodos.
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B. Caracteristicas técnicas consideradas para caracterizar las UUCC

1) Tipo
3.9 Tabla pararrayos

A. Inconsistencias detectadas

1) Hay divergencias entre las tensiones indicadas en el campo “niveltensi” y la citada en la
descripcién del activo. Se respetd la descripcion.

2) Hay un (1) pararrayos de 34.5 kV “CIE sin identificar”. Se lo supuso igual al resto de los
pararrayos de la misma tension.

3) Hay cinco (5) pararrayos de 34.5 kV tipo estacién. Se los asimild a los de linea de la misma
tension, ya que no se dispone de precios diferenciales.

4) Hay pararrayos descriptos como trifasicos. Se los computé como tres (3) pararrayos
unipolares cada uno.

B. Caracteristicas técnicas consideradas para caracterizar las UUCC

1) Tension
3.10 Tabla seccionadores

A. Inconsistencias detectadas

1) Hay dos (2) seccionadores para 4.16 kV, tension para la que no hay redes computadas. Se
los ignoro.

2) El mismo criterio se empled para los seccionadores AT: ciento treinta y cuatro (134) de
69 kV, doscientos treinta y seis (236) de 230 kV y trescientos dos (302) de 138 kV, no
valorizados en la planilla Valorizacion UUCC.xIsx de ENEE ni tenidos en cuenta en la planilla
de precios unitarios de materiales.

B. Caracteristicas técnicas consideradas para caracterizar las UUCC

1) Tensidn
3.11 Tabla subestacion

A. Inconsistencias detectadas

1) La tabla no incluye valorizacion alguna de las subestaciones. Se tomaron en
consecuencia los costos que para las mismas se consignan en el archivo “Detalle y
valorizacion SE ENEE.xIsx”, sin posibilidad alguna de verificarlos.

2) Las subestaciones EL RETORNO Iy Il (San Pedro Sula), CERRO DE HULA (Tegucigalpa) y
LA ENTRADA (Santa Rosa de Copan) no han sido valorizadas en documento citado, por
lo que su costo no ha podido ser tenido en cuenta.
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3)

4)

El listado no incluye la subestacién TERMICA ALSTHOM, si valorizada en el documento
citado. Se la incluyd en el inventario, con su respectivo costo.

En el documento citado (celda A480) se identifica como “LA ENTRADA” a la “Casa de
Control, Servicio Propio, Servicios Auxiliares y Banco de Baterias, Caseta de Vigilancia,
Comunicaciones y HMI” de la subestacion SAN NICOLAS, incluyendo su costo dentro del
total de esta subestacion.

B. Caracteristicas técnicas consideradas para caracterizar las UUCC

Las subestaciones han sido valorizadas por ENEE en el archivo Detalle y valorizacion SE

ENEE.xls, clasificando sus activos en:

1)

2)

3)

4)

5)

Casa de Control, Servicio Propio, Servicios Auxiliares y Banco de Baterias, Caseta de
Vigilancia, Comunicaciones y HMI

Alimentadores, clasificados por:

a. Tensién

b. Arreglo

c. Tipo

Transformadores, clasificados por;

a. Tensionesy Potencia

b. Nivel de Tension Acreditado
Transformadores de Tension para Instrumentos, clasificados por tension

Paneles de control PC&M

No se dispone de informacidén para caracterizar los activos arriba citados en UUCC que
permita su valorizacion individual, por lo que por el momento se han considerado los costos
informados por ENEE.

Requerimiento: Se requiere la ENEE indique si hay UUCC y si las mismas cuentan con el despiece

adecuado para su valorizacion.

3.12 Tabla seccionamientos

A. Inconsistencias detectadas

1)

2)

3)

Hay treinta y cinco (35) registros con tensidn sin identificar, y en consecuencia
imposibles de valorizar. Se eliminaron setenta y cuatro (74) equipos.

Hay treinta y cinco (35) registros de tension no nula con ciento cincuenta y cinco (155)
equipos identificados como “En aceite”. Se supuso que se trata de restauradores en
aceite.

Se unificé la designacidn de los reconectadores a restaurador.
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4) Se unificé la designacion de los seccionadores a cuchillas tripolares.

5) Se unifico la designacidn de los cortacircuitos sencillos y cortacircuitos rompearco a
cortacircuito.

B. Caracteristicas técnicas consideradas para caracterizar las UUCC
1) Tension
2) Fases

3) Tipo de equipo
3.13 Tabla equipos especiales

A. Inconsistencias detectadas

1) Hay catorce (14) registros (24 equipos) para los que se indica una tensién de 138 kV
(tensidon no prevista ni en el archivo de Valorizaciéon UUCC ni en el de Precios de
Materiales de ENEE), por lo que entendemos que se trata de un error. Se valorizaron
esos como de 13.8 kV.

2) Hay registros en que no coincide la capacidad total de los bancos de condensadores
indicada en el campo Potencia con la que surge de su descripcidn. Se corrigio la potencia
respetando lo indicado en la descripcién.

B. Caracteristicas técnicas consideradas para caracterizar las UUCC
1) Equipo
2) Tensién
3) Montaje

4) Potencia
3.14 Tabla alumbrado

A. Inconsistencias detectadas

1) Hay cuatro (4) registros con tres mil ochenta y cuatro (3,084) luminarias sin identificar. Se
eliminaron.

2) Para definir las UUCC sélo se tuvo en cuenta el tipo de ldmpara y su potencia, pero aun
asi hay gran cantidad de luminarias para las que no se dispone de precio. En esos casos se
hizo lo siguiente:

a. Se unificaron algunas potencias, a efectos de reducir el nimero de UUCC y poder
encuadrarlas en los rangos de precios de que se dispone.

b. Las luminarias con lamparas tipo ahorrador se asimilaron a luminarias fluorescentes
de la misma potencia.

c. lgual criterio se asumid para luminarias mixtas e incandescentes.
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d. Lasluminarias halégenas se asimilaron a las de mercurio.

e. No se consideraron luminarias con fotocélulas individuales, para las que tampoco hay
precios.

B. Caracteristicas técnicas consideradas para caracterizar las UUCC
1) Tipo

2) Potencia

3.15 Tabla medidores

A. Inconsistencias detectadas

1) Nose entiende el significado de “ESPECIAL” en la columna fases. Entendemos que la Unica
manera de identificar el tipo de medidor para su valorizacién es la tarifa y, hasta tanto se
disponga de mayor informacion, se han supuesto las siguientes correspondencias:

TARIFA FASES SERVICIO MEDIDOR | MEDICION
101 MONOFASICO [BT RESIDENCIAL HASTA 50 KWH/MES |MONOFASICO |DIRECTA
101 ESPECIAL BT RESIDENCIAL HASTA 50 KWH/MES | TRIFASICO DIRECTA
102 MONOFASICO | BT RESIDENCIAL MAS DE 50 KWH/MES |MONOFASICO |DIRECTA
102 TRIFASICO BT RESIDENCIAL MAS DE 50 KWH/MES |TRIFASICO DIRECTA
102 ESPECIAL BT RESIDENCIAL MAS DE 50 KWH/MES |TRIFASICO DIRECTA
201 MONOFASICO [BT GENERAL MONOFASICO |DIRECTA
201 ESPECIAL BT GENERAL TRIFASICO DIRECTA
202 MONOFASICO [BT GENERAL MONOFASICO |DIRECTA
202 TRIFASICO BT GENERAL TRIFASICO DIRECTA
202 ESPECIAL BT GENERAL TRIFASICO DIRECTA
301 TRIFASICO BT ALUMBRADO TRIFASICO DIRECTA
401 ESPECIAL BT GENERAL TRIFASICO INDIRECTA
402 ESPECIAL BT GENERAL TRIFASICO INDIRECTA
501 TODOS MT 13.8 TRIFASICO INDIRECTA
502 TODOS MT 13.8 TRIFASICO INDIRECTA
601 TODOS MT 34.5 TRIFASICO INDIRECTA
602 TODOS MT 34.5 TRIFASICO INDIRECTA
701 TODOS AT TRIFASICO INDIRECTA
702 TODOS AT TRIFASICO INDIRECTA
951 TODOS AT TRIFASICO INDIRECTA

2) Sibien las tarifas en vigencia prevén servicios en AT (a los que suponemos corresponden
las denominadas 701, 702 y 951), no encontramos ni en el archivo Valorizacion UUCC.xIsx
ni en las planillas de precios unitarios de materiales ni costos de equipos de medicidn para
AT ni costos de transformadores de medicidén (TV y Tl) que integran los equipos de
medicion. ¢Es posible que esto ocurre dado que el estudio no considera AT?

3) En la base de datos de medidores presentado por la ENEE, 221 056 medidores, es decir,
11.2%, figuran dentro del departamento “GEOGRAFICO” lo que suponemos es un error.
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Honduras_RedBaja_part2/postgres@PostgreSQL 13 v

Query Editor  Query History

1 ﬁELECT COUNT (objectid) FROM public.medidores
2 where departamen='GEOGRAFICO'

Data Qutput  Explain  Messages Notifications

count
4 bigint -
1 221056

Es necesario aclarar a qué departamento corresponden, ya que los demds datos como
municipio, aldea y colonia también figuran con la descripcién “GEOGRAFICO”.

Requerimiento: En lo que refiere a Medidores se requiere aclarar el significado de “ESPECIAL”,
como asi también la forma con la cual debe efectuarse la identificacion y asociacion de los
medidores.

Por otra parte se requiere aclarar a qué departamento corresponden los medidores que tienen en
el campo Departamente la palabra “GEOGRAFICO”.

B. Caracteristicas técnicas consideradas para caracterizar las UUCC
1) Servicio
2) Cantidad de fases

3) Medicidén (directa o indirecta)

3.16 Tabla clientes

Todas las consultas a la base de datos fueron realizadas filtrando todos los activos existentes al 31 de
diciembre de 2020. Al comparar la cantidad de clientes con la cantidad de medidores, se hallé que
los medidores son un 8.87% menos que los clientes.

Es importante entender si la diferencia obedece a falta de datos digitalizados, existencia de
medidores comunitarios, etc.

Por otro lado, al no contar con una base de datos comercial de misma fecha, no se puede validar la
cantidad de clientes presente en el Sistema GIS de la ENEE. Seria conveniente contar con la base de
datos comercial de la empresa para poder realizar comparaciones al respecto.

Requerimiento: Se requiere la ENEE aclara la diferencia existente entre medidores y clientes.

4 Modulo: Estudio de Costos de Unidades Constructivas

Considerando que para el estudio del valor agregado de distribucion y calculo de tarifas al usuario
final es preciso determinar el VNR de la Base de Activos Regulatorios Eléctricos (ARE), resulta
imperativo valorizar con la mayor precisién posible cada elemento componente de dicha Base.
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Esto ha sido efectuado por ENEE Distribucién con la siguiente metodologia:

1. Dado que en su mayor parte cada activo de distribucion a valorizar se encuentra
georreferenciado y digitalizado, estos activos han sido incluidos en una base de datos GIS (BD
GIS), y se los ha valorizado caracterizandolos con unidades constructivas (UUCC) estandar
tipicas.

2. Existen, no obstante, algunos proyectos en servicio aun no digitalizados o digitalizados sélo
en forma parcial, que son:

a) Proyectos varios construidos por terceros y recibidos sea por las unidades de recepcién
de proyectos de cada subgerencia regional, sea por las distintas subzonas regionales de
dichas gerencias,

b) Parte de los proyectos del FOSODE,

c) Instalaciones pertenecientes a subestaciones transformadoras AT/MT que, por el acuerdo
de particién de la ENEE en una empresa de transmision y una de distribucién, quedaron
bajo jurisdiccién de ENEE Distribucién.

Estos activos aun no digitalizados han sido valorizados en planillas de calculo ad-hoc.

El objetivo de esta etapa del trabajo es validar la determinacion de costos realizada por ENEE
Distribucion, para lo cual se estd analizando toda la documentaciéon que sobre el tema hasta el
momento se ha recibido.

4.1 Documentacion analizada

La documentacién analizada cubre dos aspectos:

a) Elinventario de los activos regulatorios eléctricos a valorizar (la informacion de este médulo,
dada su relacién con las UUCC, se trata parcialmente como parte del médulo analizado de
las UUCC)

b) Lavalorizacion en si de dichos activos

Se recibid y analizd la siguiente documentacion:

e Informe Costos UC Revisado.pdf
e Activos digitalizados:
o Valorizacion UUCC.xlsx
e Activos no digitalizados:
o Valoriz Act constr por terceros Centro Sur.xlsx
o Valoriz Act constr.por terceros recibidos en recepcin de proyectos CS.xIsx
o Valoriz Act constr por Terceros recib en recep de proyectos LA.xlsx

o Valoriz Act constr por Terceros recib en recepcion de proyectos LA.xlsx
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o Valor Act constr por terceros recibidos en recepcion de proyectos NO.xIsx

o Valor Act constr por terceros recibidos en subzonas regionales NO.xIsx
o Valorizacion proyectos FOSODE no incluidos 100% en el GIS.xIsx

o Detalle y valorizacion SE ENEE.xIx
4.2 Andlisis de los activos digitalizados

4.2.1 Andalisis de la Valorizacion del inventario de la ENEE

4.2.1.1 Planilla de Unidades Constructivas

En la documentacion recibida las UUCC se valorizan en la planilla Valorizacion UUCC.xlsx, sobre la
base, segun lo establecido en el RT, del costo de sus materiales (tanto los costos de montaje como
los indirectos deben ser calculados como porcentajes de aquel).

Este archivo estd conformado por una hoja para cada familia de UUCC prevista en la BD GIS, con
excepcion de las subestaciones AT/MT, que han sido valorizadas en un archivo propio (Detalle y
valorizacion SE ENEE.xIs), y con la salvedad de que en un par de casos se han agrupado dos o mas
familias de activos en una misma hoja (Hilos de guarda y Tierras, por un lado, e Interruptores,
Pararrayos y Seccionadores, por el otro).

Caben las siguientes observaciones:

La Unica clave para identificar las UUCC a efectos de asociarlas con el inventario es el texto
consignado en la columna Descripcion, excepto en el caso de las UUCC de alumbrado, para las que se
ha previsto ademas el campo Tipo, que en general sélo repite parte de la descripcién.

Las UUCC de alumbrado corresponden en general sélo a luminarias, salvo dos (2), asignadas a
fuentes, que por su escaso impacto en el VNR han sido ignoradas.

En los casos de UUCC correspondientes a medidores y a retenidas se ha previsto ademas un campo
Cantidad, pero los totales resultantes de sumar las cifras alli indicadas no coinciden en general con
las que surgen de las respectivas tablas de la BD GIS. En el caso de medidores, por ejemplo, la suma
de las UUCC de la planilla de valorizacién es de un millon novecientos once mil setecientas diez
(1,911,710) unidades, mientras que el total digitalizado es de dos millones novecientas cuarenta y
nueve (2,000,949) unidades.

El costo de materiales de cada UC indicado en las planillas del archivo Valorizacion UUCC.xIsx es su
costo total (suma de los costos de todos sus materiales), que es el utilizado luego para calcular,
aplicdndole los porcentajes asignados a cada familia, los costos de mano de obra, equipos y
transporte y costos indirectos y poder asi llegar al costo unitario total de cada UC.

Este documento debe poderse vincular con la planilla de Precios Unitarios de Materiales referida en
el punto siguiente, mediante los cddigos asignados a cada material.

Hay ademas algunas imprecisiones o falta de concordancia entre los activos listados en este archivo
y los descriptos en las tablas GIS, tales como:
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1) Nodos BT y MT: lo indicado en el campo Descripcidn (al igual que lo indicado en las tablas
GIS) no es una descripcidn que indique la conformacion, utilidad u objetivo del activo, sino
casi una repeticién de lo indicado en el campo Estructura. Suponemos que estos activos
consisten en los elementos de aislacién y sujecidn de los conductores, y que los numeros
romanos /, Il'y lll alli usados corresponden al nimero de fases, pero se requiere confirmacién.

2) Postes: las UUCC de apoyos sdlo indican material y altura de cada elemento, pero nada
especifican de su resistencia mecanica, indispensable para conocer su costo (en la planilla de
precios unitarios hay, para postes de un mismo material y una misma altura, precios distintos
segun sea su resistencia).

Requerimiento: Se requiere la ENEE indique cdmo vincular la planilla de UUCC con la de precios
unitarios de materiales y atender los comentarios 1) y 2) mencionados en el recuadro anterior.

4.2.1.2 Costos de materiales
Los costos unitarios de los materiales que componen cada UC son los que se indican en los campos
COSTO MATERIAL USS de cada hoja de la planilla en andlisis.

Estos valores deberian ser sin duda la suma de los costos de todos los materiales que integran la UC,
segln lo indicado en el documento Informe Costos UC Revisado.pdf*.

Pero al intentar verificar los costos de las UUCC indicados en la planilla Valorizacion UUCC.xlsx,
encontramos que en los campos COSTO MATERIAL USS de todas las hojas sélo hay nimeros pegados,
sin vinculo alguno con el listado de precios unitarios de materiales obrante en la Tabla Nro. 1, Detalle
y costos de los elementos constitutivos de las UCs del documento Informe Costos UC Revisado.pdf
(tabla de la que no hemos recibido copia en forma de planilla de calculo).

Requerimiento: Se requiere la ENEE el campo COSTO MATERIAL USS vinculado.

Creemos imprescindible poder realizar tal verificacion, ya que hemos detectado aparentes
inconsistencias en los costos de materiales alli pegados.

Por ejemplo:

e Enlafila 2 de la hoja HILO GUARDA Y TIERRA del archivo Valorizacion de las UUCC.xIsx se indica
para el componente CABLE DE GUARDA ACERO GALVANIZADO 1/4" un costo de materiales de
0.32 USS/mts, mientras que para el material que pareceria corresponder a la descripcion

1 “La definicién de la UC en cuanto a identificacién y conformacion fisica, estd establecida en el “CATALOGO DE
ESTRUCTURAS DE LINEAS DE DISTRIBUCION AEREAS DE LA ENEE DEL 2011”. A partir de lo alli definido, es posible
identificar los materiales que componen cada UC y de esa manera determinar el costo en concepto de
materiales de las UC a partir del costo de los elementos individuales que las integran.” (informe citado, pagina
7).
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(material cddigo 007-031-016-1, CABLE ACERADO DE %”, 7 HILOS, TIPO A) de la Tabla Nro. 1
citada se indica un costo de 0,18 USS$/pie, vale decir 0.59 USS/mts.

e En lafila 2 de la hoja EQUIPOS_ESPECIALES del mismo archivo se indica para el componente
BANCO CAPACITORES 13.8 kV 3 x 300 KVAR un costo de materiales de 18,664.17 USS, mientras
que para el material que pareceria corresponder a la descripcién (material cédigo 052-063-064-
9, BANCO DE CAPACITORES 300 KVAR,13.8/7.97 KV.) en la tabla se indica un costo de 0,00 US$
por unidad.

e Enlafila 3 de la misma hoja se indica para el componente BANCO CAPACITORES 13.8 kV 3 x 450
KVAR un costo de materiales de 19,142.74 USS, mientras que para el material que pareceria
corresponder a la descripcion (material cédigo 052-063-035-3, BANCO DE CAPACITORES 450
KVAR,13.8 KV.) en la tabla se indica un costo de 1,542.68 USS por unidad (o sea de 4 628.04 USS
para el banco completo, sin contar accesorios).

Hasta tanto se disponga en forma oficial de la citada planilla de precios unitarios de materiales, se
procedio a elaborar una provisoria, procesando con un OCR los textos obrantes en el archivo Informe
Costos UC revisado.pdf. El resultado de este procesamiento es la hoja PRECIO MATERIALES, que se
ha incorporado al archivo VNR BD GIS ENEE.xIsx, antes citado, en el cual Quantum esta trabajando.

En dicha hoja se agregaron a los campos originales (Cédigo, Descripcidn, Unidad y Costo USS) algunos
campos adicionales: Familia, asociado a la familia de activos en que cada material se utiliza, y un par
de campos mas para caracteristicas técnicas (tales como material y calibre, para conductores), que
permiten filtrar la tabla para facilitar la ubicacién de los materiales cuyo costo se requiera.

Cabe agregar que los precios unitarios indicados tienen inconsistencias, tales como:

1) Los precios de los cables de aluminio desnudo no guardan relacién con su calibre y peso:

Descripcion - Unidadv Costo,
ALAMBRE DE AMARRE # 4 PIE 0.08
ALAMBRE DE AMARRE # 6 PIE 0.12
ALAMBRE DE AMARRE # 2 PIE 0.12
ALAMBRE DE AMARRE # 2/0 PIE 0.12
ALAMBRE DE AMARRE # 1/0 PIE 0.12
ALAMBRE DE AMARRE # 3/0 PIE 0.12
ALAMBRE DE AMARRE # 4/0 PIE 0.12
ALAMBRE DE AMARRE 556 MCM PIE 0.12
ALAMBRE DE COBRE FORRADO TW NO.10 AWG PIE 0.14

Como se observa, hay varios calibres con el mismo costo unitario (inclusive el #6 queda con un costo
mayor al #4).

2) Lo mismo sucede con los cables de cobre forrados:

Descripcion | Unidad | Costo
ALAMBRE DE COBRE FORRADO TW NO.10 AWG PIE 0.14
ALAMBRE DE COBRE FORRADO TW NO.12 AWG,2 CONDUCT. PIE 0.07
ALAMBRE DE COBRE FORRADO TW NO.14 AWG PIE 0.27
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Es de esperar que el de menor costo sea el conductor #14, seguido por el #12 y el de mayor costo el

#10, relacion que no se verifica.

Requerimiento: Se requiere la ENEE salve las inconsistencias existentes en la planilla tales como las
resaltadas en cuadro anterior.

4.2.1.3 Costos porcentuales

4.2.1.3.1 Costos de montaje

La tabla que sigue muestra, para cada familia de UUCC prevista para caracterizar el inventario, los
porcentajes considerados sobre el costo de materiales, tanto para el montaje (mano de obra y
equipos) como para los costos indirectos.

COSTOS DIRECTOS COSTOS
FAMILIA DEUUCC MANO DE| EQUIPOSY TOTAL INDIRECTOS
OBRA | TRANSPORTE| MONTAIJE
HILO GUARDA Y TIERRA 45.0% 16.8% 61.8% 15.0%
NODOS MT 45.0% 16.9% 61.9% 15.0%
NODOS BT 17.0% 52.0% 69.0% 15.0%
ALUMBRADO PUBLICO 17.0% 52.0% 69.0% 15.0%
EQUIPOS ESPECIALES 2.2% 3.8% 6.0% 15.0%
EQUIPO SECCIONAMIENTO 2.4% 2.6% 5.0% 15.0%
INTERRUPTORES, PARARRAYOS Y SECCIONADORES 2.4% 2.6% 5.0% 15.0%
LINEA MT (CONDUCTORES) 45.0% 16.8% 61.8% 15.0%
LINEA BT (CONDUCTOR, PILOTO AP Y NEUTRO) 17.0% 52.0% 69.0% 15.0%
ACOMETIDAS 22.2% 36.5% 58.7% 15.0%
MEDIDORES 17.0% 39.0% 56.0% 15.0%
POSTES 39.0% 16.8% 55.8% 15.0%
RETENIDAS 45.0% 16.8% 61.8% 15.0%
TRANSFORMADORES 4.9% 5.5% 10.4% 15.0%

Cabe aclarar que el costo de transporte citado corresponde sélo al movimiento de materiales desde
los depdsitos del Contratista hasta el sitio de las obras.

Lo que en ningun punto del informe se aclara es si estos valores corresponden estrictamente a los
costos directos de mano de obra (jornales) y equipos (alquilados o propios) utilizados para el
montaje, o si ya incluyen los costos indirectos del Contratista (gastos generales, beneficio, garantia
del contrato, seguros de obra, etc.). (Este punto es aclarado mas adelante a partir de respuestas de
la ENEE en el punto 4.4 del presente documento).

Esto impacta directamente en la razonabilidad o no del porcentaje previsto para costos indirectos
totales de las UUCC analizado en el punto siguiente.

4.2.1.3.2 Costos indirectos
Para todas las familias de UUCC se ha previsto un porcentaje Unico de costos indirectos (15% sobre

costo de materiales).

Segun el informe, este porcentaje cubre los costos de contingencias, almacenamiento y
administracion, costos estos todos correspondientes al propietario de las obras.

No encontramos que hayan sido tenidos en cuenta:
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1) Otros costos del propietario, tales como:
a. Ingenieria (basica y de detalle)
b. Inspeccidn de obras
c. Costos financieros en que se debe incurrir hasta la puesta en servicio de las obras.

2) Los costos indirectos del Contratista, si no han sido previstos en los porcentajes de la tabla
del punto anterior.

(Este punto es aclarado mas adelante a partir de respuestas de la ENEE en el punto 4.4 del presente
documento)

4.2.2 Valorizacion del inventario por Quantum

4.2.2.1 Unidades constructivas
A partir de las tablas del inventario revisado (hojas Inventario XXX arriba citadas) se agregaron al
documento VNR BD GIS ENEE.xIsx, para cada familia de activos, las siguientes hojas:

1) Hojas VNR XXX, en las que se definieron las UUCC necesarias para caracterizar las diferentes
variantes de activos.

A estas hojas se agregd un campo para el cédigo alfanumérico que se asignd a la UC y tantos
campos como caracteristicas técnicas resultaron necesarias para definirlas.

En estas hojas se agregaron ademas otros dos campos: Unidad y Cantidad, indicando en el
ultimo el resultado de agrupar todos los activos inventariados de igual caracterizacion (por
ejemplo, de sumar las longitudes de todos los vanos de conductores de BT de un mismo tipo
de aislacion, material y calibre listados en su respectiva hoja Inventario).

2) Hojas UUCC XXX, en las que se computaron los materiales que integran cada UC, identificada
por su cédigo, y se los valorizo a partir de la tabla de precios unitarios.

Vale aclarar que estas hojas pudieron ser completadas sélo para las UUCC de conductores y
de apoyos, o sea las correspondientes a familias de activos constituidos por un material
Unico.

Para el resto de las UUCC, conformadas por un conjunto de materiales, sélo sera posible
completarlas cuando se disponga del Catdlogo de Estructuras de Lineas de Distribucién
Aéreas de La ENEE del 2011, el cual fuera ya solicitado, aunque el mismo para un correcto
aprovechamiento, se requiere en formato excel.

Requerimiento: Se requiere sea entregado el Catalogo de Estructuras de Lineas de Distribucion
Aéreas de La ENEE del 2011, en formato Excel.

Se sumoé luego en las tablas VNR XXX, para cada UC, el costo de sus materiales, tomandolos de la
tabla anterior, y se determind su costo unitario total, suma del costo de sus materiales mas los de
montaje (mano de obra y equipos y transporte), indirectos y financieros, calculados utilizando los
porcentajes que a cada familia se asignaron.
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Una vez aclarados los puntos levantados, conocidas las cantidades y el costo unitario de cada UC serd

posible, finalmente, calcular su VNR total (P x Q).

4.2.2.2 VNR total
Por ultimo, en otra tabla (Resumen VNR BD GIS) se sumaran los costos totales de las distintas familias

de activos, llegando asi al VNR total de los ARE digitalizados.

4.2.2.3  Costos financieros

A efectos de poder computar el costo financiero (IOC) previsto en el RT pero no incluido dentro de
los costos indirectos valorizados por la ENEE se agregd al archivo VNR BD GIS ENEE.xIsx una hoja
adicional (COSTOS FINANCIEROS), en la que se calcularon los intereses intercalares para flujos de
fondos tipicos de obras de MT y BT, segun las siguientes pautas:

a. Pautas comunes:
i.  Tasade interés anual: 6.59%
ii. Tasa de ISR para el calculo del escudo fiscal: 10%
iii. Forma de pago del montaje: uniformemente distribuido en el plazo de obra.
b. Lineas de MT y subestaciones MT/BT:
i. Plazo tipico de obra: doce (12) meses
ii. Relacion de costos Materiales/Montaje: 70%/30%

iii. Forma de pago de los materiales (anticipo, pagos intermedios, saldo):
30%, 6 x 8.3%, 20%

c. Lineas deBT:
i. Plazo tipico de obra: ocho (8) meses
ii. Relacion de costos Materiales/Montaje: 55%/45%

iii. Forma de pago de los materiales (anticipo, pagos intermedios, saldo):
30%, 4 x 12.5%, 20%

Los costos financieros fueron calculados sobre totales de obra, vale decir que los porcentajes que de
alli surgen deben ser aplicados sobre la suma de costos directos e indirectos.

4.3 Analisis de los activos no digitalizados

4.3.1 Analisis de la Valorizacion del inventario de la ENEE

Los activos no digitalizados no han sido valorizados asimildndolos a UUCC predefinidas, sino que sdlo
se han consignado sus costos totales, sin discriminar composicion (costos directos e indirectos).

2Tasa de Interés Activa Prestamos/ Moneda Extranjera/May21, Boletin Estadistico Mayo 2021.xIsx (bch.hn)
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Estos valores han sido incluidos ademas en sus respectivas planillas como numeros pegados, sin
vinculacion con archivos de referencia ni sustento alguno, por lo que resulta, hasta tanto se disponga
de la informacion de respaldo que mds adelante se solicita, imposibles de verificarlos.

Requerimiento: Se requiere la ENEE aclare lo mencionado de valores pegados valor y vincule dichas
celdas con la documentacidn que le dio origen.

La informacion de que se dispone para validar estos costos es muy variable, dependiendo del tipo de
obra (construccion por terceros, FOSODE o subestaciones), e incluso, en el caso de las obras
construidas por terceros, de la subgerencia regional que la recibid y, para una misma subgerencia,
de la unidad que la recibio:

4.3.1.1 Obras construidas por terceros
e Recibidas por unidades de proyectos

o Subgerencia CS: solo se indica nombre y descripcién de cada proyecto.

No se indican para cada proyecto ni los voliumenes ni las caracteristicas de las obras, por
lo que no hay forma de verificar la razonabilidad de los costos asignados, a menos que
sean el resultado de una licitacién competitiva llamada por el tercero donante, o la suma
auditable de costos de obras hechas por administracién.

Requerimiento: Se requiere la ENEE aclare las caracteristicas de cada proyecto que dieron origen a
los montos informados.

o Subgerencias NO y LA: se detallan al menos para cada proyecto las cantidades de
componentes principales:

. Longitud (m) de Linea Primaria

= Longitud (m) de Linea Secundaria
. kVA instalados

. Cantidad de Luminarias

. Cantidad de Postes
e Recibidas por unidades regionales

Tanto la Subgerencia CS como las Subgerencias NO (subzonas UAN, SEP, UAY y UAQO) y LA
(subzonas Tela, Olanchito, Tocoa y Trujillo) detallan para cada proyecto las cantidades de
componentes principales, discrimindndolos ademas por tipo®, segun sigue:

=  Longitud (m) de Linea Primaria segun fases y neutro:

= 1F
= 2F
= 3F
= N

* HG

3 La discriminacién de componentes que se muestra es tipica, variando ligeramente segln la fuente de
informacion.
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Longitud (m) de Linea Secundaria segun fases y neutro:

= 2F
= 3F
= N

kVA Instalados
Cantidad de Luminarias segun tipo:

= Sodio

=  Mercurio

= LED

Cantidad de Postes segun tipo:

= M-30

= M-35

= M-40

= (C-30

= (C-35

= C40

4.3.1.2 Proyectos FOSODE
Para estos proyectos sdlo se dispone de la misma informacidn que para los construidos por terceros

recibidos por las unidades de proyecto de las subgerencias NO y LA, vale decir que sélo se detallan

para cada proyecto las cantidades de componentes principales.

Si se indica para cada proyecto qué porcentaje de su costo total estimado ha sido ya incluido en la

BD GIS y cudnto falta considerar por fuera de la misma.

4.3.1.3 Subestaciones

4.3.1.3.1 Caracteristicas técnicas
Para cada subestacion se detalla:

Terreno /Pérticos Estructuras metalicas y Cableado de yardas, Obras Civiles (m?):
= 7Zonas:

o |
o |l
o 1l
o IV
o V
o Vi
o Vi
Calles, Preparacion y Cerco Perimetral (Gl.):
= Tipos:
o A
o B
o C
o D
o E

Casa de Control, Servicio Propio, Servicios Auxiliares y Banco de Baterias, Caseta de
Vigilancia, Comunicaciones y HMI (Gl.)
Alimentadores (Cant.):
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= Tensiones (kV):

o 24
o 345
o 13.8
= Arreglos:
o Sencillo
o Doble
= Tipos:
o Linea

o Transformador

= Transformadores (Cant.):
= Tensiones (kV):

o 69
o 138
o 230
= Potencias (MVA):
o Varias
= Niveles de Tension Acreditados (kV)*:
o 24
o 345
o 13.8

= Transformadores de Tensién para Instrumentos (Cant.):
= Tension (kV)°:
o 13.8
o 345
= Paneles de control PC&M (Cant.)
4.3.1.3.2 Costos
Los costos que ENEE ha utilizado para valorizar las SSEE, y que deberia sustentar detallando su
alcance, son:

1) Obras Civiles (terreno, pdrticos, estructuras metdlicas y cableado de yardas

4 Entendemos que en la celda 0411, correspondiente a la SE de 50 MVA, 230/34.5 kV Amarateca, donde
seguramente por error se indica 69 debe leerse 34.5.

5> Entendemos que el transformador de tensién de 230 kV que figura (con cantidad igual a cero) en la celda
R442 correspondiente a la SE Victoria, que sélo tiene un transformador de 50 MVA relacién 138/13.8 kV, esta
listado alli por error.
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2) Calles, preparaciény cerco perimetral (Gl.)

Z Unid Costo unit.
ona nid. [US$/m?]
I m® | $272.52
I m® | $200.80
1 m? | $172.12
v m® | $143.43
Vv m® | $114.74
Vi m? | $114.74
Vil m® | $114.74
. Costo Total
Tipo SE
P [US$]
A $ 562,500.00
B $ 460,800.00
C $ 352,000.00
D $ 318,500.00
E $ 250,000.00

3) Casa de control, servicio propio, servicios auxiliares y banco de baterias, caseta de vigilancia,
comunicaciones y HMI (Gl.): USD 1,053,000.

4) Alimentadores

Tensién Tipo Arreglo Precio unit.

[kV] [US$]

2.4 Transformador| Sencilla | $58,307.89
13.8 Linea Doble [$170,771.72
13.8 |Linea Sencilla |$ 155,298.48
13.8 |Transformador| Sencilla | $ 83,835.94
345 |Linea Doble |$ 185,638.10
345 |Linea Sencilla |$173,213.58
34.5 |Transformador| Sencilla | $ 76,098.71
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5) Transformadores de potencia

Transformador : : Tension [KV _ Potencia | Precio Unit.

Primari: - |[Secundal - | Terciarii ~ [KVA] ~ [US$] |~
34.5/2.4kV, 3x1.256MVA 34.5 24 3.75] $342,148.54
34.5/2.4kV, 13.44MVA 34.5 2.4 13.44| $460,205.01
69/13.8kV, 12.5MVA 69 13.8 12.5| $432,001.00
69/13.8kV, 25MVA 69 13.8 25| $601,044.00
69/13.8kV, 41.5MVA 69 13.8 415 $997,733.04
69/13.8kV, 50MVA 69 13.8 50/ $498,866.52
69/34.5kV, 6.25MVA 69 345 6.25| $372,607.00
69/34.5kV, 12.5MVA 69 34.5 12.5| $448,753.00
69/34.5kV, 25MVA 69 34.5 25| $522,125.33
69/34.5kV, 30MVA 69 34.5 30[ $692,974.00
69/34.5/13.8kV, 12.5MVA 69 34.5 13.8 12.5| $847,080.86
69/34.5/13.8kV, 28.75MVA 69 34.5 13.8 28.75| $847,080.86
138/13.8kV, 25MVA 138 13.8 25| $548,789.09
138/13.8kV, 41.75MVA 138 13.8 41.75| $756,187.13
138/13.8kV, 50MVA 138 13.8 50, $768,435.56
138/34.5kV, 8.33MVA 138 34.5 8.33] $403,196.00
138/34.5kV, 12.5MVA 138 34.5 12.5| $409,461.00
138/34.5kV, 14.4MVA 138 34.5 14.4 $412,316.00
138/34.5kV, 14.5MVA 138 34.5 145 $412,467.00
138/34.5kV, 25MVA 138 34.5 25|  $563,479.00
138/34.5kV, 50MVA 138 34.5 50, $877,826.67
138/34.5/13.8kV, 36.6MVA 138 34.5 13.8 36.6] $ 1,200,600.00
138/69/13.8kV, 50MVA 138 69 13.8 50| $ 1,785,000.00
230/13.8Kv, 44MVA 230 13.8 44| $707,000.00
230/34.5kV, 20MVA 230 34.5 20| $400,070.00
230/34.5kV, 40MVA 230 34.5 40[ $698,445.00
230/34.5kV, 50MVA 230 34.5 50/ $956,554.00
230/34.5kV, 60MVA 230 34.5 60/ $698,445.00
230/34.5/13.8kV, 40MVA 230 34.5 13.8 40{  $698,445.00

Como puede observarse, es inconsistente el costo considerado para los transformadores de 50 MVA,
relaciéon 69/13.8 kV de la SE Bermejo, a menos que el costo resaltado corresponda a una sola unidad.

6) Transformadores de tensién para Instrumentos y paneles de control y medicidn

Equino Tension |Precio Unit.
quip [kv] [US$]
PC&M 1 $ 115,000.00

TV 13.8 $22,187.13
TV 34.5 $ 34,313.85

4.3.2 Propuesta de valorizacion

Una vez obtenida la informacion faltante que en el punto siguiente se detalla y finalizada la
valorizacion de las UUCC utilizadas para caracterizar los activos digitalizados, se propone calcular, a
partir estas ultimas, los costos promedio, por ejemplo, de lineas de MT o de kVA instalado, y aplicarlos
al resto de los activos en funcion de la informacion que para cada uno se disponga.
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Requerimiento: Se requiere la ENEE analice los criterios propuestos y adoptados (leer todo el punto

4.3.2) a fin de aceptarlos o complemente la informacion entregada para su consideracion.

Lo que sigue describe el tratamiento preliminar dado a la informacién recibida, incorporado en el
archivo en el cual Quantum se encuentra consolidando el VNR.

En la hoja COSTOS MEDIOS del archivo VNR BD GIS ENEE.xIsx se detallan los calculos de los costos
promedio utilizados en la valorizacién, y en el archivo VNR ACTIVOS NO DIGITALIZADOS ENEE .xIsx se
efectua la valorizacion de los activos.

Dada la disparidad de informacion disponible sobre la composicion de estos activos que permita
valorizarlos a partir de costos unitarios de UUCC, se han agrupado los proyectos en conjuntos para
los que se informan datos similares, utilizando para cada grupo el enfoque que mas se adapte a los
datos informados.

4.3.2.1 SSEEAT/MT
Los Unicos activos que no pueden ser asociados a UUCC tipicas de redes de BT y MT son las SSEE
AT/MT, compuestas por instalaciones totalmente distintas y especificas de sistemas de transmision.

No habiendo ademas ENEE suministrado especificacidon técnica alguna de esas instalaciones que
permita su valorizacion, se han mantenido para las SSEE los mismos costos informados por ENEE.

4.3.2.2___Obras por Terceros recibidas por la gerencia regional CS

Para estos proyectos no se ha informado detalle alguno sobre su composicién. Por lo tanto, al igual
gue para las SSEE AT/MT, se han mantenido para los mismos, los costos informados por ENEE

4.3.2.3 Proyectos FOSODE y Obras por Terceros recibidas por las gerencias regionales NO y LA
Estos proyectos son, salvo los anteriores, los que menos detalles sobre su composicion muestran:
para los mismos solo se han informado kVA instalados, longitud de lineas primarias, longitud de
secundarias, cantidad total de apoyos y cantidad total de luminarias.

La forma de valorizarlos adoptada es:

1. kVA instalado

El kVA instalado ha sido valorizado con el costo por kVA promedio ponderado de todas las
subestaciones MT/BT listadas en la BD GIS.

2. Lineas primarias

El costo unitario adoptado es la suma de:

e El costo total de conductores de fase mas cables de guarda de todas las lineas de MT
de la BD GIS dividido entre la longitud total de esas lineas.

e El costo unitario promedio ponderado de todas las configuraciones de nodos de MT
de la BD GIS dividido entre el vano medio de MT.

e Laincidencia por metro de linea de MT del costo de todos los equipos especiales,
interruptores, pararrayos, seccionadores y seccionamientos de la BD GIS.
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3. Lineas secundarias

El costo unitario adoptado es la suma de:

e El costo total de conductores de fase mas pilotos AP mds neutros de todas las lineas
de BT de la BD GIS dividido entre la longitud total de esas lineas.

e El costo unitario promedio ponderado de todas las configuraciones de nodos de BT
de la BD GIS dividido entre el vano medio de BT.

4. Postes

El costo unitario adoptado es la suma de:

e El costo unitario promedio ponderado de todos los apoyos de la BD GIS.

e la incidencia en el total de apoyos de la BD GIS del costo de todas las retenidas y
puestas a tierra de esa BD®.

5. Luminarias

El costo unitario adoptado es el costo medio ponderado de todas las luminarias listadas en
la BD GIS.

4.3.2.4  Obras por Terceros recibidas por las subzonas regionales de las gerencias regionales NO
y LA

Estos proyectos son los que mayor detalle sobre su composicidn tienen, y sus costos unitarios han

sido estimados como sigue:

1. kVAinstalado

El kVA instalado ha sido valorizado con el costo por kVA promedio ponderado de todas las
subestaciones MT/BT listadas en la BD GIS.

2. Lineas primarias (desglosadas por configuracion y/o componentes: 1 F, 2 F, 3 F, neutros y
cables de guarda)

Los costos unitarios adoptados son la suma de:

e El costo unitario promedio del componente homdlogo de las lineas listadas en la BD
GIS’.

6 Por la cantidad de subestaciones MT/BT informadas (101 010) resulta aparente que las puestas a tierra
informadas en la BD GIS (70 452) corresponden sdélo a apoyos, y que el costo de las puestas a tierra de servicio
y de proteccion de las subestaciones ha sido considerado por separado en el costo de éstas, lo que sélo se
podra verificar cuando se disponga del documento Catdlogo de Estructuras de Lineas de Distribucion Aéreas de
La ENEE del 2011 solicitado.

7 El costo de los neutros de MT (componente inexistente entre las lineas listadas en la BD GIS) ha sido asimilado
al del conductor de fase de las lineas monofasicas digitalizadas.

La inexistencia de neutros en correspondencias con las lineas monofasicas de la BD GIS ha sido interpretada
como que, en todos los casos, se trata de lineas con retorno por tierra.
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e El costo unitario promedio ponderado de todas las configuraciones de nodos de MT
de la BD GIS dividido entre el vano medio de MT.

e la incidencia por metro de linea de MT del costo de todos los equipos especiales,
interruptores, pararrayos, seccionadores y seccionamientos de la BD GIS.

3. Lineas secundarias (desglosadas por configuracion y/o componentes: 2 F, 3 F, triplex,
neutro, piloto y combinaciones)

El desglose el confuso: no encontramos, por ejemplo, lineas 1 F, para combinar con neutro,
por lo que hemos asimilado las lineas 2 F a lineas monofasicas 2H, las 3 F a trifasicas sin
neutro (triangulo) y las triplex a lineas trifasicas con neutro (estrella).

Los costos unitarios adoptados son la suma de:

e El costo unitario promedio del componente homdlogo de las lineas listadas en la BD
GIS.

e El costo unitario promedio ponderado de todas las configuraciones de nodos de BT
de la BD GIS dividido entre el vano medio de BT.

4. Postes

El costo unitario adoptado es la suma de:

e El costo unitario promedio de todos los apoyos homdlogos de la BD GIS.

e la incidencia en el total de apoyos de la BD GIS del costo de todas las retenidas y
puestas a tierra de esa BD.

5. Luminarias

El costo unitario adoptado es el costo medio de todas las luminarias homodlogas listadas en
la BD GIS.

4.3.2.5 Obras por Terceros recibidas por las subzonas regionales de la gerencia regional CS
Estos proyectos se diferencian de los anteriores sélo en que las luminarias se informan
agrupadas por tecnologia, sin discriminar potencia.

Los costos unitarios adoptados son los costos promedio ponderados por tecnologia de
todas las luminarias de la BD GIS

4.4 Pedido de Informacién

En funcién del analisis realizado, para validar la valorizaciéon del inventario recibida se efectué un
pedido adicional de informacién a la ENEE, el cual se menciona a continuaciéon y se brindan
comentarios sobre la documentacion de respaldo que la ENEE presentd ante el pedido realizado.

4.4.1 Documentos existentes no recibidos

1) Detalle y costos de los elementos constitutivos de las UCs
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Este documento, que figura como Tabla Nro. 1 del documento Informe Costos UC

Revisado.pdf, debe ser suministrado como planilla de cdlculo, de manera de permitir
utilizar los precios alli indicados para verificar la valorizacién del inventario.

Respuesta ENEE: Se entregd Archivo CUADRO COMPARATIVO DE PRECIOS ENEE -EEH.xIsx
donde se presentan costos tanto de la ENEE como del operador de distribucidn.

Comentarios Quantum:

a. Losprecios que se corresponden con los de la Tabla Nro. 1 del documento Informe Costos
UC Revisado.pdf, resultan de promediar, con igual peso, datos en lempiras de tres
fuentes distintas (proyecto ENEE, proyecto particular y EEH), para luego convertirlos a
USD con un TdC Unico de 24 HNL/USD. Suponemos (no se lo aclara) que cada dato es a
su vez resultado de promediar un ndmero significativo de compras de cada material.

b. Los precios informados no tienen ningin documento o factura que los respalde, ni
indicacion de cantidades por compra, fechas de compra u origen (nacional o importado)
ni, para esta ultima opcion, de condiciones incoterms (FOB, CIF, etc.). Creemos poco
probable que todos los precios correspondan a compras hechas en las mismas
condiciones, tal que sea posible promediarlos sin necesidad de ajustar previamente los
distintos factores que afectan su costo final, y mas proviniendo de distintas fuentes.

c. No hay tampoco informacidn sobre como se ajustaron los precios desde sus respectivas
fechas de compra a la fecha de referencia.

d. Finalmente cabe aclarar que estos precios promediados no se usan, ya que para costear
las estructuras sélo se han tomado en cuenta los suministrados por ENEE (ver
comentarios al punto siguiente).

Requerimiento: Se requiere la ENEE aclare los motivos por los cuales no utiliza los precios
promedio.

2) Catdlogo de estructuras de lineas de distribucion aéreas de la ENEE del 2011
Este documento, que no fue recibido inicialmente, se tiene en PDF, aunque también
debe ser suministrado como planilla de calculo, vinculada al anterior mediante los
cadigos de identificacion de los materiales y a la planilla Valorizacién de las UUCC.xIsx
mediante los cédigos Unicos que se deben asignar a cada UC.

Respuesta ENEE: Se adjuntaron catalogos en pdf y documento de Excel Generador de Costos
de Estructuras de Distribucidn.xlsx. Se utilizaron los costos que tiene la ENEE de referencia
de compras y licitaciones anteriores.

Comentarios Quantum:

a. Elcatalogo de estructuras (pdf) tiene 351 planos, pero sélo 202 de ellos estdn listados en
la hoja “LISTA DE ESTRUCTURAS"” del archivo recibido, donde se detallan los materiales
qgue los componen, y sélo 135 en la hoja “LABOR, MATERIAL Y FLETE”, donde se calcula
el costo total de cada estructura (materiales + labor + flete).
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La hoja “DESPIECE DE ESTRUCTURAS” en la columna “G” lista, como valores pegados, los
precios unitarios de los materiales, que coinciden en general con los denominados
“Proyecto ENEE” de la Tabla 1 antes citada, salvo algunas excepciones, para los que
tampoco se ha tomado el promedio. Por ejemplo, para el aislador cod. 030-001-026-6
"Aislador de espiga clase 56-3" se tomo el precio del EEH, (185 L), en lugar del de ENEE,
(162 L).

Se han utilizado para los materiales cddigos distintos en la hoja de precios unitarios y en
los planos (por ejemplo, el aislador citado en el punto anterior en los planos tiene el
codigo “AE2”), lo que tampoco justifica que se utilicen valores pegados, imposibles de
auditar, ya que al menos se podrian haber utilizado para vincular ambas planillas los
numeros de item, que si coinciden.

En esta misma hoja, sobre la base de la cantidad de estructuras y de la cantidad de cada
material por estructura se calcula el costo en lempiras de los materiales que, si bien no
es exactamente el indicado en el archivo de Valorizacién de las UUCC, se aproxima
bastante al consignado, en USD, en la planilla.

Por ejemplo, la estructura para 34.5 kV A-I-1 tendria por cdlculo un costo de 591.2 HNL
(24.63 USD, para un TdC de 24 HNL/USD), mientras que en la planilla de Valorizacién de
UUCC se indica 26.3 USD (tal vez por diferencias en el TdC).

Pero lo que es inexplicable es que en la hoja “LABOR, MATERIAL Y FLETE” el precio que
se indica para materiales de la misma estructura (celda F10) es de 7689.54 HNL (también
como valor pegado y, en consecuencia, imposible de auditar).

En esta misma hoja se calculan el costo de “labor”, que se supone el costo de mano de
obra mas equipos de montaje y, por separado, el costo de “flete”. Para todas las
estructuras se utiliza un mismo porcentaje sobre materiales (30% y 10%,
respectivamente), o sea una incidencia uniforme del costo de montaje del 40% sobre
materiales.

Esto no coincide con el criterio utilizado en la planilla Valorizacién de UUCC, en la que a
distintas familias de estructuras corresponde, como es ldgico, distinta incidencia de
costos de montaje.
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- COSTOS DIRECTOS -
FAMILIAS DE UUCC MANO DE| EQUIPOSY TOTAL
OBRA TRANSPORTE | MONTAIJE

ACOMETIDAS 22.2% 36.5% 58.7%
TRAMOS BT (CONDUCTORES DE FASE) 17.0% 52.0% 69.0%
TRAMOS BT (PILOTOS AP) 17.0% 52.0% 69.0%
TRAMOS BT (NEUTROS) 17.0% 52.0% 69.0%
TRAMOS MT (CONDUCTORES DE FASE) 45.0% 16.8% 61.8%
TRAMOS MT (HILOS DE GUARDA) 45.0% 16.8% 61.8%
TIERRAS 45.0% 16.8% 61.8%
NODOS MT 45.0% 16.9% 61.9%
NODOS BT 17.0% 52.0% 69.0%
ALUMBRADO PUBLICO 17.0% 52.0% 69.0%
EQUIPOS ESPECIALES 2.2% 3.8% 6.0%
EQUIPOS SECCIONAMIENTO 2.4% 2.6% 5.0%
INTERRUPTORES 2.4% 2.6% 5.0%
PARARRAYOS 2.4% 2.6% 5.0%
SECCIONADORES 2.4% 2.6% 5.0%
MEDIDORES 17.0% 39.0% 56.0%
POSTES 39.0% 16.8% 55.8%
RETENIDAS 45.0% 16.8% 61.8%
TRANSFORMADORES 4.9% 5.5% 10.4%

La nueva documentacién presentada por la ENEE incluye ademas, bajo el rétulo “EEH
actualizacion” el documento “Soporte Valorizacion de la red Actualizada.xslx”, que
nada aporta al respaldo de los costos de las UUCC: se trata de una planilla de estructura
similar a la de Valorizacion de UUCC, en la que para cada estructura se suministra la
cantidad total de estructuras y su costo total (ambos datos valores pegados, sin
posibilidad de auditoria), y con su cociente se calcula el costo unitario de esa UC.

Por ejemplo, para la estructura de 34.5 kV A -I-1 ya citada, resulta un valor del 26.26 USD,
distinto tanto de los 26.3 USD del archivo “Valorizaciéon de las UUCC.xIsx” (tal vez por
redondeo) como de los 24.63 USD calculados en el archivo “Generador de Costos de
Estructuras de Distribucidn.xlsx” citado.

Esto resulta de un costo total de 1 983 733.55 USD, valor sin respaldo alguno, y de una
cantidad total de 75 542 estructuras, que suponemos que tomada del inventario BD GIS&.
Es de resaltar que los nodos de MT y de BT son las Unicas estructuras que tienen en la BD
GIS un cddigo que permita identificarlas con las UUCC que las representan. En todos los
otros casos se han debido identificar las UUCC en base a los textos que las describen, con
todos los posibles errores que eso implica.

Requerimiento: Se requiere la ENEE entregue en formato Excel el catalogo de UUCC, permitiendo

salvar los valores que se mencionan en el recuadro anterior que se encuentran en las planillas

pegados valor.

8 La cantidad es similar a la que se deduce de la BD GIS: 339 estructuras sobre apoyos metalicos, 7 698 sobre

apoyos de concreto y 66 587 sobre apoyos de madera, lo que da un total de 74 624 estructuras.
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4.4.2

Documentos existentes que deben ser adecuados

3) Valorizacion UUCC.xIsx
Se debe vincular este documento a la planilla Catdlogo de estructuras de lineas de
distribucion aéreas de la ENEE del 2011 citada en el punto anterior.

Respuesta ENEE: No se ha recibido respuesta sobre este punto por parte de la ENEE.

4) Planillas de valorizacion de activos no digitalizados
Se deben vincular las celdas donde se consignan los costos de los activos a planillas donde
se detalle cémo se llega a cada valor.

Respuesta ENEE: No se ha recibido respuesta sobre este punto por parte de la ENEE.

4.4.3 Documentos no recibidos
Esquemas unifilares de las subestaciones AT/MT propiedad parcial de ENEE Distribucion.
Respuesta ENEE: No se ha recibido respuesta sobre este punto por parte de la ENEE.
4.4.4 Descripcion de las metodologias empleadas para elaborar la documentacion
analizada
4.4.4.1 Costo de las obras incluidas en la BD GIS (valorizacién de UUCC)

1) Determinacion de los precios unitarios de los materiales
Segun el informe arriba citado, los costos que figuran en la planilla son precios de
compra actualizados a la fecha de referencia (31/12/2020) e incluyen el traslado de los
materiales hasta los depdsitos de los Contratistas.

ENEE Distribucion debe confirmar si cada costo indicado es el promedio ponderado de
una cierta cantidad minima de compras, de no mas de cierta antigliedad (indicando
cantidad minima y antigiiedad maxima admitida) e informar metodologia utilizada
para:
a) Reajustar los precios de fecha de factura a la fecha de referencia.
b) Descartar precios andmalos (outliers), tales como los resultantes de compras
de emergencia o por voliumenes insignificantes.
c) Convertir precios de materiales importados facturados en moneda distinta
de USS (tipo de cambio).
d) Estimar el costo del transporte y seguro maritimo de materiales importados
comprados en condiciones Incoterms FOB.
e) Estimar los costos de nacionalizacién de los materiales importados
comprados en condiciones Incoterms CIF y/o FOB.
f) Estimar el costo de transporte desde puerto o sede de proveedor local hasta
los depdsitos de los contratistas.

Respuesta ENEE: La informacidn de costos, archivo cuadro comparativo de precios es una
mezcla de precios obtenidos tanto por ENEE en licitaciones previas y de trabajos particulares
como también datos proporcionados por EEH. El archivo Valorizacién UUCC.xlIsx estd en su
mayoria compuesto por informacién proporcionada por el operador de distribucion. Se hizo
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la solicitud al operador para obtener mayor detalle sobre lo solicitado por el consultor ya que

esa informacion, son ellos los que la manejan desde hace 5 afios y han manejado todo lo
relacionado a compras y actualizacion de los costos, sin embargo, la misma adn no ha sido
proporcionada por EEH.

Comentarios Quantum: Sin Comentarios

2) Determinacion de los costos de montaje
Se debe aclarar si los porcentajes de mano de obra y de equipos y transporte
indicados corresponden sdlo a costos directos (jornales, alquiler horario de equipos,
etc.) o si ya incluyen costos indirectos del Contratista (gastos generales, beneficios,
costos de garantia de contrato, sequros de obra, etc.).

Respuesta ENEE: Realizar una estimacion razonable de los costos de las Unidades

Constructivas requiere de un estudio especifico por parte de la distribuidora tomando como
referencia costos de compra de equipos realizados, asi como estimaciones justificadas de los
restantes componentes de costos, todos ellos validos a la fecha de referencia.

Ante la falta de un estudio especifico detallado es necesario determinar de la mejor manera
posible el costo de Materiales y estimar valores razonables, generalmente porcentajes, para
contemplar los restantes items.

Los costos de mano de obra y transporte indicados solo corresponden a costos directos
(jornales, alquileres y equipos).

Los costos indirectos del contratista, estan incluidos en el rubro costos indirectos.

Comentarios Quantum: En analisis.

3) Determinacion de los costos indirectos
Se debe aclarar si el 15% sobre materiales incluye:
a) Costos de ingenieria

b) Costos de inspeccién de obra
c) Costos financieros (I0C)°

Respuesta ENEE: Los costos indirectos son todos aquellos costos necesarios para la

construccion de la obra, estos incluyen:
e Beneficio del Contratista.
e Costo de Organizacion del Contratista.
e Intereses intercalarios.
e Contingencias.
e Costo de mantenimiento del stock (almacenaje).

9 Punto d) del art. 97 del RT.
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Por una proximidad con Honduras se mencionan los valores reconocidos por la CNEE de
Guatemala en el proceso de revision tarifaria 2019-2022

a.

d.

e.

Beneficio del Contratista. 13.33% respecto de la suma de los costos de MO, Equipos
y transporte.

Costo de Organizacion del Contratista: 10% respecto de la suma de los costos de
MO, Equipos y transporte

Intereses intercalarios:
i. Para UC de BT: 0.78% sobre Costos Directos
ii. Para UC de MT: 1.39% sobre Costos Directos

Contingencias: 5% sobre costos Directos

Costo de mantenimiento del stock (almacenaje): 4.5% sobre costos de Materiales

De hecho, para los costos indirectos, debimos utilizar la siguiente formula en la hoja Excel
Cl= 0.2333 * (Costos MO + Costos Equipos + Costos Transporte) + 0.06 * (Costos materiales
+ Costos MO + Costos Equipos + Costos Transporte) + 0.045 * Costos Materiales.

Comentarios Quantum: En analisis.

4.4.4.2 Costo de las obras construidas por tercerosy de proyectos FOSODE
1. Sustento de los costos globales consignados por proyecto (caso de las obras recibidas por
la Unidad de Proyecto de la Subgerencia CS). Aclarar si se trata de obras contratadas por
licitacion o construidas por administracidn.

2. Sustento de los costos unitarios promedio considerados para lineas de baja y media
tensidn, en sus diferentes configuraciones.

3. Sustento del costo unitario promedio del kVA instalado para subestaciones MT/BT.

4. Sustento de los costos unitarios promedio de luminarias y postes.

Respuesta ENEE: La ENEE compartio la siguiente informacion respecto a este punto:

- Recepciones de Proyectos de la Direccion de FOSODE enero 2017 - octubre 2020 es:

https://drive.google.com/drive/folders/1loHrwLNOjsLX-gJTPIF83XaNvmJcaNHe9?usp=sharing

- Recepciones de Proyectos de la Direccion de FOSODE noviembre 2020 - junio 2021 es:

https://drive.google.com/drive/folders/IN217XHom4xak0JVsi4VAOsj8p3QSVVxb?2usp=sha

rin

La informacidn por proyecto es:

1.

2.
3.
4

Plano AutoCAD (DWG) Editable del proyecto como construido.
Archivos de Geolocalizacion de cada porte hincado GDB y KMZ.
Constancia de Beneficiarios del Proyecto.

Memorandum de Recepcion.
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https://drive.google.com/drive/folders/1oHrwLN0jsLX-gJTPIF83XaNvmJcaNHe9?usp=sharing
https://drive.google.com/drive/folders/1N2I7XHom4xak0JVsi4VAOsj8p3QSVVxb?usp=sharing
https://drive.google.com/drive/folders/1N2I7XHom4xak0JVsi4VAOsj8p3QSVVxb?usp=sharing

En este ultimo documento se encuentra informacion sobre:

a. Posibles Abonados
kVA instalados
Postes hincados

o0 o

Costo diferenciado entre: Postes, Transformadores, Cables, herrajes, mano de obra
y supervision, entre otros

Comentarios Quantum: En analisis.

4.4.4.3 Costos de las subestaciones

1.

Caracterizacion de las zonas (I, Il, lll, IV, V, VI y VII) en que se han clasificado las
subestaciones a efectos de fijar el costo unitario del metro cuadrado con que se han
valorizado Terrenos, Pérticos, Estructuras metalicas, Cableado de yardas y Obras Civiles,
y sustento de los valores consignados.

Caracterizacion de los tipos (A, B, C, Dy E) en que se han clasificado las subestaciones a
efectos de fijar el costo global de Calles, Preparacion y Cerco Perimetral, y sustento de los
valores consignados.

Sustento del costo global asignado a Casa de Control, Servicio Propio, Servicios Auxiliares
y Banco de Baterias, Caseta de Vigilancia, Comunicaciones y HMI.

Sustento de los costos unitarios asignados para cada tension (2.4, 13.8 y 34.5 kV), arreglo
(sencilloy doble) y tipo (linea y transformador) con que se han valorizado las instalaciones
de maniobra.

Sustento de los costos unitarios asignados para las diferentes tensiones y potencias de
los transformadores AT/MT, aclarando si esos costos incluyen los de fundaciones,
depdsitos de recoleccidn de aceite, eventuales muros cortafuego y sistemas de extincion
de incendios.

Sustento de los costos unitarios asignados para cada tensién (13.8 y 34,5) de
Transformadores de Tensidon para Instrumentos, aclarando si esos costos incluyen
accesorios de montaje, dispositivos de proteccién primaria y secundaria, etc.

Sustento del costo global asignado a Paneles de control PC&M vy descripcion de qué
incluye.

Respuesta ENEE: La ENEE compartio la siguiente informacion respecto a este punto:

1.

Es el tipo de lugar o ubicacidon donde se encuentra ubicada la subestacion, de lo cual
depende el costo unitario del metro cuadrado. Habiéndose Clasificado en cuatro zonas
tipicas. La base para la caracterizacion de zonas es variada e hibrida ya que se han tomado
en cuenta a nucleos poblacionales, terrenos de alta plusvalia, aunque los valores no
siempre se han definido por valores catastrales sino por los valores de mercado de los
terrenos, o si la zona es altamente industrial.

No hemos encontrado documentacion fisica de respaldo de valores de terrenos.
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Son los tipos de Calles de la Subestacion: Internas y Externas; Dependiendo de si estan

dentro o fuera del area de la subestacion. La caracterizacion tipo A, B etc. se ha realizado
en funcion a la topologia de terreno, tamafo area y volumen de relleno, o por efecto de
bolsa o gotas de agua en el terreno que tiende a encarecerlo y sus costos asociados a
estabilizacidn y readecuacién de los mismos.
No hemos encontrado los documentos fisicos de respaldo.
En primer lugar, todas las subestaciones estan normalizadas a 8 de ancho por 20 de largo
y alli se incluye banco bateria y su cargador, el cuarto de control, sala de comunicaciones
y cuarto servicios auxiliares que es el area de todos los paneles y el de tomas iluminacién
de todo el patio. La caseta incluye losa para las sefiales, las bandejas, los pernos de
anclaje, el piso terminado puerta llavines A Acondicionados, bafios y puerta s de
seguridad y lava ojos, extractores, fosas para trampa de plagas fosa séptica y tanque de
reserva de agua, aceras de drenajes.
No encontramos sustento de los datos, sin embargo, los costos estandarizados utilizados
fueron:

= (Caseta de vigilancia 11,000

=  Casa de control 800,000

= Bateriasy su cargador 35,000

= Sistema HMI 200,000

= Servicios auxiliares 7500
En las subestaciones tipicas en el arreglo sencillo las cargas se conmutaban al circuito
adyacente sin embargo en arreglo doble se dispone de un interruptor en stand para
conmutar con cualquier circuito de distribucién.
El Alimentador tipo Linea incluye parte de la barra, los dispositivos asociados a los
circuitos y el primer poste.
El alimentador tipo Transformador incluye el interruptor de alta, el interruptor de baja, la
barra, el equipo seccionador y sus relees, los Tc y Tp internos del transformador, el foso
de la base, los pedestales, soportes, canaletas y portico del transformador.
Las instalaciones de maniobra no estan valorizadas.
El sustento de costos de transformadores se encuentra en el archivo, Transmision
Subestaciones 2018.xls en las columnas D, E y F algunos sustentos de procesos de
licitacion. Los datos mostrados no estan incluidos los muros contrafuegos, ya que en su
mayoria no existen ya que no lo exigia la ley solo a partir de las instalaciones del 2015 y
no estan incluidas en la tabla ya que la tabla es del 2008.
El sustento referencial de costos de TC y Tp se encuentran en el archivo Transmisién
Subestaciones 2018.xls no se incluyen por omisién los accesorios de montaje ni los
dispositivos de proteccion, ni canaletas ni cableado.
No se encontré el sustento para el valor de los paneles. Los péneles incluyen relés, relés
auxiliares, borneras, case de las borneras, monitoreo de energia instantanea y voltaje
medidores de energia instantanea, calentadores, cableado de equipo de potencia y
equipo de yarda, cableado de fibra dptica en las del afio 2000, equipos de alarma, relé
principal y secundario.
Valores no incluidos en subestaciones: Porticos de entrada y salida, barras principales y
de transferencia, compensacidn reactiva, fibra dptica, cisternas, fosas de drenaje de
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aceite sistema contra incendio. Gestion social y transformador seco. Los equipos de

medida tampoco fueron incluidos.

Comentarios Quantum: En analisis.

5 Modulo: Estudio de Caracterizacion de la Demanda (ECD)

El andlisis del estudio de caracterizacion de la demanda, da lugar a los siguientes comentarios.

En el RT son definidos los siguientes horarios hasta que se realice el ECD:

Clase de Dia Periodo de Punta Periodo Intermedio Periodo de Valle
Total Horas | Horario |Total Horas| Horario [Total Horas| Horario
10a16 5al0 0as
Laborable 10 18a2 g 16a18 5
22al4
12al3 bal2 Dab
Sabado 2 192320 16 13318 b
0a24
11a13 lall
Domingo o Feriado 0 8 17323 16 13al7
2324

En el art. 60 del RT se dice:

a. Punta: es el periodo de carga maxima (p) representado
por las horas en las cuales el porcentaje de carga es mayor
al 90% de la potencia maxima.

b. Intermedio: es el periodo de carga media (7) representado
por las horas en las cuales el porcentaje de carga es mayor
al 70% y menor o igual al 90% de la potencia maxima.

c. Valle: es el periodo de carga minima (v) representado por
las demas horas del dia no consideradas en los periodos

de punta e intermedio.

De acuerdo al estudio realizado lo indicado en el informe es lo siguiente:
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QUHNTUM

e Punta:
o 09:30 hs a 16:15 hs
< 18:30 hs a 21:00 hs
* Intermedio:
o 00:00 hs a 00:30 hs
< 05:30 hs a 09:30 hs
o 16:15 hs a 18:30 hs
< 21:00 hs a 00:00 hs

o 00:30 hs a 05:30 hs

Se efectud un control de los criterios definidos en el art. 60 del RT, los cuales se cumplen. El calculo
pudo auditarse en archivo BEP.xIsx.

Con respecto a la cantidad de curvas procesadas, que dan lugar a los perfiles de carga y pardmetros
de consumo de cada grupo de estudio, en el informe se indica lo siguiente:

Como se observa, se cuenta con mas de 30 mil mediciones. Estas mediciones corresponden a
clientes en BT de agosto de 2019 y para la asignacion de cada cliente a un rango de consumo se
ha tenido en cuenta el consumo facturado promedic del cliente durante el afio 2019.
Adicionalmente se ha contado con mediciones de clientes en MT obtenidas en el mes de abril de
2020.

La cantidad de mediciones es muy significativa, por lo que podria concluirse que los resultados deben
ser representativos. Hay grupos de estudio, cuyos perfiles de carga surgieron de un muestreo, donde
la cantidad de curvas procesadas es la siguiente:

Sector residencial

RAMGOS DE CONSUMO cantidad usuarios
medidos

1-50 1.736
51-100 15338
101-200 3177
201-300 2771
301-500 4206
S01-1000 5.023
MAS DE 1000 1841

sector comercial

RAMNGOS DE CONSUMO cantidad usuarios
medidos
1-100 3,954
101-300 3,445
301-500 935
S01-1000 1,738
MAS DE 1000 5,206
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Requerimiento a la ENEE: Para confirmar su representatividad se solicita:

Sector gobierno y otros

RAMNGOS DE CONSUMO cantidad usuarios
1-300 241
301-500 144
S01-1000 314
MAS DE 1000 455

e Se indique cémo fue establecido el tamaiio muestral en cada categoria y luego en cada
estrato dentro de cada categoria

e Se indique el procedimiento seguido para la seleccion de la muestra en cada
categoria/estrato

¢ Indicar si se efectud alguna validacion ex ante de la muestra seleccionada para verificar su
representatividad de la poblacion.

En archivo BD.xIsx, en hoja “CurvasCarga” se encuentran los perfiles promedio diario con paso cuarto-

horario por:

e Categoria/estrato: en el caso de los grupos de estudio sujetos a muestreo

e Usuario: en el caso de los grupos censados

Observando el consumo promedio mensual estimado en cada estrato, se concluye que cada medicion
se ha mantenido en el estrato donde el usuario fue clasificado segln su consumo anual (surgido de

la facturacidn) mensualizado. Algunos ejemplos se colocan a continuacion:

unidad: kW

nivel de tension: BT

Sector Consumo: Residencial
Fuente: Medidores individuales

cantidad usuarios Consumo mensual
RANGOS DE CONSUMO medidos estimado (kWh)

1-50 1.736 41,9
51-100 1.538 107,7
101-200 3.177 186,7
201-300 2.771 321,2
301-500 4.206 492,4
501-1000 5.028 871,7
MAS DE 1000 1.841 1.901,2
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unidad: kW
nivel de tensién: BT
Sector Consumo: Comercial
Fuente: Medidores individuales
cantidad usuarios Consumo mensual
RANGOS DE CONSUMO medidos estimado (kWh)
1-100 3.954 9,5
101-300 3.445 278,1
301-500 935 237,0
501-1000 1.739 447,6
MAS DE 1000 5.206 727,7
unidad: kW

nivel de tension: BT
Sector Consumo: Gobierno y otros
Fuente: Medidores individuales

cantidad usuarios Consumo mensual
RANGOS DE CONSUMO medidos estimado (kWh)
1-300 241 30,7
301-500 144 88,1
501-1000 314 208,3
MAS DE 1000 495 676,2

Se resalta en color aquellos estratos en donde el consumo promedio calculado no responde a la
banda (internamente en cada estrato seguramente habra consumos por debajo del limite inferior y
otros por encima, lo cual aplica para las demas bandas donde el promedio ha resultado dentro de los
limites).

Lo recomendable, con el fin de estadisticamente mejor respaldar los resultados, es post estratificar
a cada curva, clasificandola en el rango de consumo donde el consumo que registré el usuario cae.
Es decir, si un usuario en el mes de la medicién para el ECD registré un consumo de 350 kWh/mes,
siendo que en el afio registra un consumo promedio de 200 kWh/mes, su perfil de carga debe
contribuir en el calculo y entendimiento de los patrones de consumo del estrato 301-500 kWh/mes,
pues su comportamiento ha respondido, en el periodo medido, a ese estrato y no al que presenta en
promedio en el afio. Debe entenderse que los usuarios son un medio para relevar perfiles de carga,
donde orientativamente y con fines del disefio muestral, el analista los clasifica por grupo de estudio
de acuerdo a la mejor informacion disponible (dato anual en este caso), pero luego es totalmente
valido, y es lo que debe hacerse, efectuar una post estratificacion, lograndose asi que los parametros
y perfiles de carga reflejen el comportamiento que se tiene en cada grupo de estudio definido.

Requerimiento a la ENEE: En funcién de lo anterior se requiere se efecttie una post estratificacion
de las mediciones, para luego proceder con el resto del calculo, cuyo procedimiento indicado en el
punto 3.1.1 es correcto en lo que hace a la obtenciéon de los perfiles unitarios, ponderacién por
grupo de estudio y obtencion de las curvas agregadas. Toda informacién que luego permite arribar
a los parametros cuyas formulas de calculo son correctas.
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6 Balance de Energia y Potencia (BEP)

En lineas generales, mads alla del andlisis especifico que sea hecho sobre cada una de las etapas de la
red, el nivel de pérdidas técnicas informado resulta aceptable, salvo los valores porcentuales
resultantes en el nivel de transformacion AT/MT y en Baja Tension.

Los porcentajes de pérdidas a reconocer, es importante que estén referidos a la frontera del sistema
del distribuidor (punto de entrega), es decir, debe estar claro si el limite esta dado a la entrada de las
SSEE AT/MT o en cabeza de los alimentadores MT. De igual manera, el costo base de abastecimiento
gue sea determinado por el ODS debe llevarse al limite que se considere punto de entrega para el
distribuidor.

Se presenta el 2019, aduciendo que el 2020 es atipico. Deberian presentarse los 2 aiios.

Requerimiento a la ENEE: se requiere la ENEE presente los balances energéticos 2019 y 2020.

De acuerdo a lo observado, la ENEE cumplié con lo indicado en el RT, construyendo el balance
energético para el dia de maxima demanda.

o Calculo del consumo en abril 2019 por categoria y bloque de consumo a partir de
informacidn contenida en la base de datos comercial de la empresa.

o Estimacién del consumo en el dia de maxima demanda de abril 2019 por categoriay
bloque de consumo

o Las féormulas para determinacién de los factores de expansién de pérdidas estan
correctas. Mas alla del calculo de las férmulas utilizadas para establecer los factores
de pérdidas, no se estd de acuerdo con que los factores de pérdidas de energia
utilicen los % de pérdidas de energia obtenidos para el dia de maxima, lo cual a
nuestro entender estarian permitiendo a la distribuidora recuperar en tarifa un
nivel de pérdidas por encima del que corresponde anualmente en materia de
energia. Es decir, el balance de energia deberia construirse para el afio base (en este
caso el afio 2019 o 2020). Distinto es el caso para la potencia, donde la consideracion
de los valores para el dia de mdxima, es correcta para el calculo de los factores de
pérdidas de potencia, salvo por la metodologia seguida para determinar la pérdida
no técnica de potencia (Punto que se trata como andlisis del archivo BEP.xIsx).

Una forma practica de relacionar las pérdidas de potencia y de energia permite, a
partir de las pérdidas de energia, estimar las de potencia o viceversa. Asumiendo que
la pérdida de potencia estuviera bien calculada, se tiene el siguiente desarrollo para
estimar la pérdida de energia, el cual en archivo BD.xls, se observa que se ha aplicado
en algunas etapas de la red (red de BT, acometidas y medidores), donde es empleado
el Factor de Carga de las pérdidas (FCp).

Empiricamente, para un nivel de tensién determinado, el FCp = 0.7 x FC? + 0.3 x FC,
siendo FC el factor de carga de la etapa de la red correspondiente.

Luego, dada una etapa de la red (AT/MT, MT, MT/BT o BT):

%pp = %pe x FC / FCp
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%pp = %pe x FC/ (0,7 x FC*+ 0,3 x FC)

Despejando el %Pe, se tiene:
%pe = %pp / FCx (0,7 x FC2+ 0,3 x FC)
Donde queda que, para cada etapa de la red:
%pe: porcentaje de pérdidas de energia
%pp: porcentaje de pérdidas de potencia
FC: Factor de carga de la etapa
FCp: Factor de carga de las pérdidas de la etapa

Sostenemos que el balance de energia debe ser realizado para el afio base y no para
el dia de maxima.

Por otra parte, en Anexo 1 (Pag. 21 del informe) dice que el mes de maxima fue abril 2020 (y el cuadro
resumen en pagina 23, también indica mismo afo).

Requerimiento a la ENEE: Debe aclararse si se ha trabajado finalmente con 2019 o 2020, aunque,
tal como se indicé mds arriba debe presentar los balances de ambos afios.

6.1 Pérdidas en Subestaciones AT/MT

Resulta llamativamente alto el valor porcentual de las pérdidas informado en la transformacion
AT/MT. En general las pérdidas suelen estar en el orden de 0.5% en AT/MT. Valores de 2.34% tal
como el informado, suele tenerse en sistemas donde el distribuidor presenta sumadas la pérdida en
lineas de AT y la transformacion AT/MT.

Requerimiento a la ENEE: Por lo anterior, se requiere mayor detalle sobre el resultado informado,
con el fin de entender su valor.

6.2 Criterios utilizados para el calculo de las pérdidas en MT y trafos

Segun informe, las pérdidas en MT y transformacién MT/BT, se calcularon sobre el total de
alimentadores, utilizando el software DigSilent Power Factory.

Para el calculo, utilizaron:

e Salidas de MT:

o Perfiles de carga de los alimentadores con paso cuarto-horario;
e Tramos reales de MT:

o Calibres y cantidad de fases reales;

o Longitudes;
e Centros de transformacion MT/BT;

o Capacidades Nominales;
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Demanda de clientes de MT;

éPérdidas en Fe?;

éPérdidas en Cu?;

é¢Demanda maxima del centro de transformacién en funcién de los clientes de BT?;

O O O O

No se encuentra en el informe (y respaldos)

e Informacion de partida para el célculo de las pérdidas en los transformadores MT/BT:
o Perfiles de carga ése consideraron los clientes de BT conectados a cada trafo?;
o Valores nominales de pérdidas en FE y CU;

e Resultados de los calculos:
o Pérdidas de energia y potencia por centro de transformacion;

Requerimiento a la ENEE: A partir de lo indicado, surgen las siguientes dudas:

e ¢Se calcularon con dicho software las pérdidas en los centros de transformacién MT/BT?
En caso afirmativo, ¢ Cudles fueron los valores de pérdidas en FE y CU que se utilizaron para
cada transformador? ¢Cuadles fueron los resultados de dichos calculos, discriminados por
pérdidas en FE y CU?

e Queda claro que se tomaron los perfiles de carga de los alimentadores. ¢{Como se
prorratean esas potencias a cada demanda (es decir a los clientes de MT y los centros de
transformacion)?

Con respecto a las pérdidas MT que finalmente sean determinadas, las mismas deben desglosarse
en MTy TMB.

En los sistemas donde los usuarios pagan por las pérdidas desde su nivel de conexién hasta el punto
de entrega, las pérdidas en TMB forman parte de los factores de pérdidas en BT (Tanto en energia
como en potencia), de alli la necesidad de la apertura requerida.

6.3 Criterios utilizados para el calculo de las pérdidas en BT

Como parte de la informacién generada para el calculo de la pérdida en BT, en Pagina 23 estdn
indicadas algunas expresiones matematicas utilizadas con el fin de establecer la demanda maxima
de los usuarios. Con respecto a este punto (punto 2.1):

e Deberia haberse utilizado el factor de carga de la categoria a la que pertenece el usuario y su
factor de coincidencia. Informacion proveniente del Estudio de Caracterizacion de la
Demanda (ECD)

e Dejando de lado ese detalle, la demanda maxima deberia surgir de aplicar la siguiente
féormula: Dmax = Dprom/FC, en vez de Dprom * (1+FC)

Requerimiento a la ENEE: Se requiere la ENEE utilice los factores correspondientes a cada categoria.

Segun informe, el célculo de las pérdidas en BT se realiza mediante las siguientes formulas:

Total Pérdida Técnica BT =  Pyr
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Donde las cuadriculas son de 400 metros de lado. Entonces para todos los tramos que se encuentran
en una cuadricula “X” cuya densidad es por ejemplo de 1000 kW, el informe asume que toda esa
potencia fluye por todos los tramos. Es decir, la intensidad | (A), se calcula a partir de la sumatoria de
potencia de los clientes (W) de la cuadricula y se divide por los voltios entre fase — fase (V).

La siguiente imagen, muestra una cuadricula de 400 metros de largo, con tramos de red de BT reales.
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Entonces segun el informe, la intensidad suma de todos los clientes que se encuentran en dicha
cuadricula, fluye por cada uno de los tramos de red de BT que se encuentran en dicha cuadricula.
Consideramos que este criterio puede mejorarse. En el ejemplo, en promedio fluye por cada tramo,

mucha menos intensidad /.

De la imagen anterior utilizada como ejemplo, se observan tres circulos amarillos, que representan
tres centros de transformacion. Dos de los cuales, tiene a su vez, dos salidas de BT y el tercero una
sola, es decir un total de 5 salidas de BT en la cuadricula. Entonces la sumatoria de potencia de la
cuadricula, se reparte en dichas 5 salidas de BT. Consecuentemente, se podria simplificar el analisis
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y asumir que, en promedio, para el primer tramo de salida de las redes de BT, la potencia que fluye

es igual a la sumatoria de potencia de la cuadricula, dividido la cantidad de salidas de BT. Para el
ejemplo, seria la potencia de la cuadricula dividido 5. Los demds tramos, tendrian un menor flujo de
potencia llegando hasta el Ultimo tramo, cuya potencia seria apenas la de un par de clientes. Como
criterio y asumiendo que la cuadricula es isodensa, podria considerarse que en promedio fluye % de
la potencia de la salida de BT. Resumiendo, podria considerarse la siguiente férmula:

ZClientesCuad

1
ol Dmax. X >

#CTScyqa X #SalidasPorCT X TNomF — N X #Fases

ImediaTramoBT . q =

Donde:

o ImediaTramoBT..q: es la intensidad media de cada tramo de BT de la cuadricula “cuad”.

o Zfl”entescu“d Dmax,;: es la sumatoria de la demanda maxima de los clientes en la cuadricula
“cuad”.

o  #CTScyqq: Cantidad de centros de transformacién dentro de la cuadricula “cuad”. Podria
considerarse el promedio para cada densidad;

e #SalidasPorCT: cantidad de salidas de BT de cada centro de transformacion; Tipicamente
2 a 4 salidas;

. %z supuesto que asume que cada ramal de BT, tendra en promedio % de la potencia en salida
de BT;

e TNomF-N: Para Honduras, la tension nominal es de 120 V;

e #Fases: Cantidad de fases de cada tramo de BT. Tipicamente 1 o0 2;

Luego, para cada tramo, la pérdida de potencia se obtiene de la siguiente formula:
Vt:1..T (tramos de la cuadricula)

P, = #Fases, x ImediaTramoBT yqq° X 1

Donde:

e P;:Pérdida de potencia del tramo “t”;

e #Fases;: Cantidad de fases de cada tramo de BT “t”. Tipicamente 1 0 2;

e ImediaTramoBT,,,4: intensidad media por cuadricula calculada en la férmula anterior;
e 1;:resistencia del tramo “t”

Por otra parte, la pérdida de potencia que la empresa presenta en BT se indica fue de 28.24 MW
(parte final del punto 2.1). Sin embargo, para la construccion del balance incorpora la pérdida
provocada en la red de BT por el alumbrado publico, cuyo desarrollo en férmulas y en valor absoluto
es presentado en el punto 2.4 del informe. Esta pérdida se indica es de 5.01 MW.

En los cuadros resumen de resultados que pueden consultarse a lo largo del informe, se informa una
pérdida en potencia de 56.66 MW en BT, donde en el pie de los cuadros se dice: El consultor realizé
un ajuste a los valores de pérdidas asociados al item “Pérdidas en lineas BT” proporcionados por
ENEE. Dichas pérdidas comprenden las pérdidas asociadas a la carga de los usuarios BT y del
Alumbrado Publico, sin embargo, las simulaciones realizadas por ENEE se hicieron en forma
independiente. El ajuste se basa en considerar la no linealidad de las pérdidas.
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Con respecto a los resultados informados se tienen los siguientes comentarios:

e Entérminos de venta de energia, el Alumbrado representa 6.4% de la venta total en BT, por
lo que no resulta légico el incremento en la pérdida de potencia la cual pasa de 28.24 MW
(sin AP) a 56.66 MW (100% de incremento).

e Por otra parte, la potencia maxima de la distribuidora se da a las 11:45 am, por lo que el AP
no debe aportar a la pérdida de potencia (mas allad que si debe considerarse su impacto en la
pérdida de energia al momento de construir el balance de energia)

e Mas adelante, en la seccion donde se construye el balance de energia y potencia, se plantea
una aproximacion con el fin de considerar la pérdida ocasionada por el AP en la red de BT.
No es una medida perfecta, dada la no coincidentalidad de las demandas maximas, pero
busca establecer un valor mas cercano a la realidad.

Requerimiento a la ENEE: Se requiere la ENEE efecttie una revisién del calculo en funcién de los
puntos levantados en los recuadros anteriores.

6.4 Criterios utilizados para el calculo de las pérdidas en Acometidas

Segun el punto 2.2 del Anexo | del informe “Balance de Energia y Potencia” con fecha del 13 de agosto
de 2021, las pérdidas en acometidas se calculan considerando una longitud media de 0.025 km (25
metros).

La base de datos entregada por la ENEE contiene una tabla correspondiente al inventario de
acometidas. Dentro de esta tabla hay dos columnas que especifican la longitud de cada acometida,
siendo una el valor exacto y la otra el redondeo a nimeros enteros. Si se realiza el promedio de estas
longitudes los resultados son:

- Columna length: 22.357
- Columna longmts_ac: 22.333

Del andlisis de los datos contenidos en la base, se pudo corroborar que las longitudes que figuran en
las columnas antes mencionadas corresponden a la proyeccién sobre el plano horizontal de las
acometidas, por lo que, para obtener la longitud de la acometida para el calculo de las pérdidas hay
que calcular la componente vertical.

Asumiendo una altura de 3 metros de caida para todas las acometidas, se calculd la longitud total
para cada una de ellas obteniéndose 22.356 m en promedio, valor inferior que el planteado por la
ENEE en el informe.

Para poder llegar al valor de 25 m que plantea la ENEE, deberia considerarse una altura de 9 metros
entre el punto de conexion del usuario y el punto en la red desde donde sale la acometida. (los 9 m
dan si se realiza el cdlculo para cada una de las acometidas presentes en la base de datos con sus
correspondientes longitudes en el plano)

Requerimiento a la ENEE: Se requiere revise la longitud de acometida considerada.
Consideramos que se puede realizar un calculo mds preciso si se considera para cada cliente:
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e Sudemanda de energia segln base de facturacion;
e Demanda maxima estimada a partir de los parametros obtenidos del ECD;

e longitud y calibre de acometida del cliente. La longitud debe ser consistente con la que
resulta del inventario.

6.5 Criterios utilizados para el calculo de las pérdidas en Medidores

Segun el informe, las pérdidas en medidores surgen de asumir una pérdida tipica de 3 W por medidor,
que multiplicada por la cantidad de medidores permite estimar la pérdida de potencia. La pérdida de
energia, se obtiene de multiplicar esta pérdida de potencia por la cantidad de horas del aino. Esto es
correcto y asume que el 100% de los medidores es del tipo digital.

La observacién en el cdlculo de la pérdida esta dirigida al consumo propio considerado de 3 W. Los
medidores digitales, de acuerdo a catalogos consultados, especifican consumos propios en el orden
de 1 W, es decir, la tercera parte de lo asumido por la ENEE en su célculo.

Requerimiento a la ENEE: Se requiere se entregue la especificacion técnica del medidor tipo
considerado, ademds de conocer el grado de representatividad que tiene en el parque de
medidores real de la empresa. Considerando lo valores de consumo propio que tienen estos
medidores, deberia la ENEE rehacer el calculo considerando como maximo 1 W.

6.6 Resumen de perdidas segtn estudio (anexo 1 (pagina 28)):

3 Resumen.

La siguiente tabla muestra el resumen de las pérdidas técnicas en los diferentas niveles
de tension calculados en el mes de demanda maxima.

Nivel Dem. Energia & Energia | Pérdida Pérdida
de Descripcion | MAX (circuito) I'.-'1e'!;|.|' Gen. AKX Pnt?e:lcia
Tension MW MWh MWh MW %
- Linza BT 28.24
m 2 | Acometidas 0.70
a 'n_':_. Medidores 6.57
AP 5.01
=
E ‘; 13.8 KV 717.41 | 313,351.57 31.24 4.35%
= o
= 34.5 KV 891.27 390,515.47 | 76.42 | 21,903.87 | 73.23 7.57%
Total 1,608.68 | 703,867.04 | 76.42 | 21,903.87 | 144.99 | 8.60%

Tabla & Tabla Resumen de Pérdidas Técnicas mes de demanda maxima, Abril 2019

Requerimiento a la ENEE: En el resultado anterior, no debe participar el AP en la suma de pérdidas
de potencia.
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6.7 Analisis de los archivos adjuntos

6.7.1 Archivo BEP.xlsx
A partir del procesamiento de los perfiles de carga, se observa que son obtenidos los factores de

carga (de cada categoria) y los factores de simultaneidad externa con MT y BT.

Estos valores son valores que surgen a partir de perfiles de carga promedio. Cuando se arma el
balance de potencia, la potencia coincidente de cada categoria con la maxima en MT se obtiene
considerando:

o Energia vendida
o Factor de carga
o Factor de simultaneidad

Se indica que la pérdida comercial se obtuvo por diferencia, lo que muy posiblemente esté resultando
en una sobrestimacién del valor, ya que la Pcoincidente de cada categoria consideramos que esta
subestimada.

Esto se observa en la hoja BEP_Base, donde la totalidad de ventas de energia por categoria, son
transformadas en potencia utilizando el FC y el FSE que surgen del Estudio de Caracterizacion de la
Demanda, consolidado en hoja CurvasBEP.

El procesamiento de perfiles de carga a nivel de usuarios hasta llegar a perfiles de carga a nivel de
grupo de estudio, implica estandarizar o normalizar datos de potencia registrada. Todos los registros
se reducen a perfiles cuarto-horarios, suavizandose las curvas de carga. Como consecuencia de ello,
tanto los picos como los valles se moderan, incrementando por ejemplo el factor de carga de cada
grupo de estudio. Los factores de coincidencia también se ven afectados, ya que estos son la relacién
entre dos potencias donde no necesariamente ambas se ven afectadas de la misma manera, por lo
gue no se asegura que mantengan la proporcionalidad.

Todos los parametros son valores promedio, por lo que no necesariamente reflejan la realidad del
momento o dia de maxima demanda del sistema. Es por ello que luego, cuando estos parametros
son aplicados en la construccién de los balances de potencia, se suele utilizar un factor de ajuste (o
de estacionalidad) que corrige proporcionalmente todas las potencias coincidentales de los distintos
grupos de estudio (categorias de usuarios) de manera que la potencia total calculada iguale a la
potencia real registrada por la distribuidora en el afio base.

La metodologia aplicada por la ENEE, al obtener la potencia de la perdida no técnica como diferencia
entre la potencia real de la distribuidora y lo que aportan las pérdidas técnicas y cada una de las
categorias de usuarios, no da lugar a un proceso con el cual se pueda mejorar la estimacién de la
potencia coincidente de cada grupo de estudio y por ende la potencia correspondiente a la pérdida
no técnica.

A continuacioén, se presentan los resultados recibidos de la ENEE y un preliminar de balance para el
afio base 2019 tanto en energia como en potencia (el de potencia responde al dia de maxima), donde
se indican los pasos a seguir para lograr ambos balances.
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Balance recibido de la ENEE:

Balance de Energia y Potencia. Dia de maxima demanda (abril 2019)

: Rel Pprom /
Concepto Energia Demanda .
Pcoin
MWh/Dia MW
Total en trafo subestacion 32.497,11 1.649,60
Pérdida trafo subestacién 761,65 2,34% 38,66 2,34%
Total MT 31.735,46 1.610,93
Pérdidas MT 1.600,71 5,04% 104,47 6,49%
Servicio MT 5.787,98 274,90
Total BT 24.346,77 1.231,56
Pérdidas técnicas BT 949,44 3,90% 63,94 5,19%
Pérdidas no técnicas BT 7.396,00 30,38% 434,07 35,25% 0,71
Residencial 8.511,05 335,49
General 6.466,05 398,06
Alumbrado Publico 1.024,24 0,00
Total venta BT 16.001,33 733,56 0,91
Factores de pérdida
Nivel de tensién Energia Potencia
MT 1,0784 1,0950
BT 1,5215 1,6789

Comentarios y requerimientos a la ENEE:

1.

Los factores de pérdidas de energia y potencia requieren el desdoblamiento de la pérdida
de MT, de manera que la pérdida en transformacion forme parte de los factores de
pérdidas en BT

Quedan resaltados en color amarillo, algunos indicadores que llaman la atencién

a.

b.

2.34% de pérdida en la transformacion AT/MT resulta a priori elevado. Tal como se
menciond mas arriba en el documento, se requiere aclaracion al respecto.

Los niveles de pérdidas en BT deben ser revisados ya que la consideracion de la
incorporacion de la carga del AP no resulta razonable. También debe revisarse la
longitud de red utilizada para el cdlculo de la pérdida en acometidas (25m), como
asi también el consumo propio de los medidores (3W).

La pérdida no técnica, es en gran medida, energia/potencia no facturada, derivada
de fraudes y hurtos, sumado a desperfectos de algunos equipos (medidores,
luminarias de alumbrado, etc.). Es por ello que la pérdida no técnica (PNT) podria
presentar patrones similares a los de la demanda facturada. En la tultima columna
de la tabla anterior, se plantea la relacién entre la potencia promedio (Energia/24)
y la potencia coincidente tanto para la venta en BT como para la PNT. Puede
observarse un valor de 0.91 para la energia vendida en BT, mientras que se tiene
un valor de 0.71 para la PNT, lo cual hace inferir que la pérdida de potencia se
encuentra sobrestimada, mientras que la potencia coincidente de los usuarios
conectados en BT esta subestimada.

A continuacidn, se presenta el balance de energia y potencia que a nuestro entender mejor

representa la situacién de la ENEE en el afio 2019. Del estudio proporcionado por la ENEE se
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consideran en el presente ejercicio como validos los valores de pérdidas de potencia en AT/MT, MT,

red de BT sin AP y Acometidas. La pérdida en Medidores se considera en 1/3.

Balance de Energia (Afio 2019) y Potencia (Dia de maxima demanda -abril 2019)

Rel Pprom /

Concepto Energia % Pe Demanda % Pp .
Pcoin

MWh/Afio MW

Total en trafo subestacion 9.406.413 1.649,60

Pérdida trafo subestacion 166.595 1,77% 38,66 2,34%

Total MT 9.239.818 1.610,93

Pérdidas MT 454.398 4,92% 104,47 6,49%

Servicio MT 1.614.033 274,90

Total BT 7.171.387 1.231,56

Pérdidas técnicas BT 147.444 2,06% 31,14 2,53%

Pérdidas no técnicas BT 2.346.672 32,72% 401,06 32,56% 0,67
Residencial 2.477.042 365,59

General 1.908.946 433,78

Alumbrado Publico 291.284 0,00

Total venta BT 4.677.271 799,37 0,67
Factores de pérdida A partir de tod«

Nivel de tension Energia Potencia
MT 1,0707 1,0950
BT 1,5332 1,5407

Comentarios:

1. Los factores de pérdidas de energia y potencia naturalmente siguen requiriendo el
desdoblamiento de la pérdida de MT, de manera que la pérdida en transformaciéon forme
parte de los factores de pérdidas en BT

2. Consideraciones para la construccién del balance:

a. Seasume como dato “bueno” las pérdidas de potencia en AT/MT, en MT y la técnica
en red de BT (sin AP) y en Acometidas. La pérdida en medidores se asume en 1/3 del
valor presentado por la ENEE.

b. Utilizando la férmula: %pe = %pp / FC x (0,7 x FC?> + 0,3 x FC), ya desarrollada mas
arriba, se estimaron los porcentajes de pérdidas de energia en AT/MT, en MT y la
técnica en BT. Esta ultima se incrementa en un 7% con el fin de considerar la pérdida
que provoca el AP en la red. El 7% es lo que representa el AP respecto del resto de
venta en BT. Esta claro que no es lineal, pero un calculo mds preciso requiere de
contar con los perfiles 24 horas de ambos grupos de ventas en BT para de esta forma
considerar la no coincidentalidad de las cargas.

c. Lasventas de energia (afo 2019) por grupo de consumidores fue obtenida de la hoja
Curvas_Unitaria

d. Por diferencia, en el balance de energia se obtuvo la pérdida no técnica (en MWh y
en % respecto a la energia ingresada en BT)

e. Luego se completd el balance de potencia:

i. Definiendo a = Pérdida No Técnica de Energia / Energia vendida en BT =
2.346.672 / 4.677.271 =50.2%
ii. Pérdida No Técnica de potencia / Potencia coincidente ventas en BT = a
iii. Luego %Pp BT =1—(1-%PpTéc BT) / (1+ a)
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1. %Pp BT: % de pérdida de potencia en BT (técnica + no técnica)
2. %PpTéc BT: % de pérdida técnica de potencia en BT
iv. La pérdida de potencia no técnica (en MW) resulta:
PPNT = PingBT x %Pp BT - PpTéc BT
401.06 =1231.56 x 50.2% - 31.14
f. Finalmente, las demandas coincidentes de todas las categorias conectadas en BT se
ajustan proporcionalmente para que, junto con las pérdidas de potencia (técnica y
no técnica) se obtenga una potencia ingresada en BT de 1231.56 MW. El factor de
ajuste es del orden del 9% valor que resulta aceptable.
g. Puede observarse que la relacién entre energia horaria y potencia, ahora presenta
valores similares en la venta en BT y en la pérdida no técnica.

Requerimientos a la ENEE: se requiere la ENEE rehaga el balance de energia y potencia teniendo
en cuenta los desarrollos y observaciones sobre el balance presentado.

6.7.2 Estratos.xlsx
Contiene un resumen del procesamiento de la base de facturacion de 2019 con apertura por mes,

categoria y estrato de consumo. Se toma abril 19 para alimentar el archivo BEP.xIsx

Hay clientes conectados en AT que son retirados del balance. Es como que la distribucién empieza
en las SSEE AT/MT.

6.7.3 demanda.xlsx
En archivo demanda.xlsx, se presenta la proyeccion de ventas y requerimiento del sistema hasta el

ano 2035.

Hay una reduccién de la pérdida total en torno del 1% por afio, aunque no queda claro qué pasa con
esa pérdida, si es ahorro o se transforma algo en venta.

Requerimientos a la ENEE: se requiere la ENEE indique que ocurre con la pérdida evitada/reducida.

La venta estd pegada valor, por lo que no es posible algin control sobre los nimeros. Como asi
tampoco se indican los criterios de proyeccion aplicados. Es de esperar que esta proyeccion sea
utilizada en el armado del Plan de Negocios.

Falta el histérico (solicitado en el requerimiento de informacién), el cual permitiria ver el grado de

consistencia de la proyeccién, inclusive seria mejor contar con el resto de informacién requerida en
materia de demografia y variables macro.

Requerimientos a la ENEE: se requiere la informacidn histdrica con apertura por categoria que
permitié dar origen a la venta proyectada.

Haciendo un control sobre el afio 2019, se tiene la siguiente venta de energia en MWh:
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CONCEPTO 2019

RESIDENCIAL 2.586.736
COMERCIAL 1.851.488
CONSUMIDORES INDUST. MEDIANOS 817.542
CONSUMIDORES INDUST. GRANDES 675.125
ALUMBRADO PUBLICO 275.966
OTROS (G, E.A, M) 418.765
VENTAS SIST. INTERCON. (ENEE) 6.625.621

En archivo BEP.xlsx, en hoja “Curvas_Unitaria”, esta la venta estratificada correspondiente al afio
2019 y al mes de abril 2019.

Colapsando los estratos, la venta anual 2019 es la siguiente:

Tarifa-Estrato 2019

Tarifa Residencial
Total 2.477.042
Tarifa No Residencial
Sector Residencial

Total 315
Sector Comercial

Total 1.333.884
Sector Industrial

Total 186.446
Sector Otros

Total 388.734
MT 1.614.033
AT 95.676
AP

Total 291.284

Considerando que la clasificacidn no es la misma, la observacidon se concentra en aquellas categorias
y total ventas que si deberian coincidir:

1. Residencial: 2587 GWh # 2477 GWh (Dif.: 4.4%)
2. AP:276 GWh # 291 GWh (Dif.: -5.1%)
3. Total ventas: 6626 GWh # 6387 GWh (Dif.: 3.7%)

Requerimiento a la ENEE: Es importante que se aclare la diferencia y que se ratifique o rectifique
la informacion de base utilizada en la construccion del balance 2019.

En ningln balance se observa en forma explicita el “Consumo Propio”. ¢{Dénde se encuentra?
éQueda absorbido por la linea de pérdidas?
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6.8 Pedido de Informacion

A continuacion, se enumeran los puntos contenidos en el pedido de informacion realizado a la ENEE
y el analisis de la informacidn recibida:

1- Base de datos comercial de la ENEE, identificando los consumos de cada usuario, el nivel de
tensién en la cual estd conectado, facturacion y su relacion con la base de datos geolocalizada
de clientes presentada en el archivo GIZ.zip

La ENEE envid la base de facturacion correspondiente al periodo 03-2021. Se esperaba en este
punto recibir las mismas bases de facturacion que la ENEE utilizé para la construccion de los BEP
2019 y 2020, tal como fue solicitado en el punto 2.2 del Requerimiento de Informacion.

Requerimiento: se requiere a la ENEE el envio de las bases de facturacién que la ENEE utilizé para
la construccion de los BEP 2019 y 2020

2- Base de datos de los Generadores Distribuidos, incluyendo las caracteristicas propias de cada
uno como ser el tipo de generador, capacidad, energia producida y geolocalizacion.

La ENEE envid la base de datos de Generadores Distribuidos con los valores correspondientes al
afio 2019. Idealmente seria oportuno contar también con los datos correspondientes al afio
2020, pero la informacidn de 2019 corresponde con lo solicitado.

3- Perfiles de carga (Mediciones SCADA) en cabeza de cada alimentador.

La ENEE envi6 los perfiles de carga correspondientes al mes de abril 2020. Seria conveniente que
la informacion brindada en este punto sea consistente con aquella que dio origen al informe del
BEP presentado por la ENEE.

Requerimiento: se requiere a la ENEE el envio de los perfiles de carga con los que se dio origen al
informe del BEP presentado por la ENEE.

4- |dentificacion de los nodos iniciales de las salidas de Media Tension.

La informacién correspondiente a nodos iniciales de las salidas de MT no fue recibida en forma
explicita, sin embargo, la ENEE indica “Los nodos iniciales son el lado de baja de las subestaciones
AT/MT donde se encuentra el equipo de medida”. A partir de la instruccién, Quantum verificara
si lo indicado satisface el punto en cuestion.

5- Valores nominales de pérdidas en FE y CU de los transformadores.

La ENEE envid los modelos de los transformadores de las subestaciones AT/MT, pero no se
enviaron especificamente los valores nominales de pérdidas de cada transformador. Por otro
lado, también es necesario tener los parametros de pérdidas correspondientes a los
transformadores de MT/BT, los cuales tampoco fueron compartidos en la informacién solicitada.
En caso de no poderse obtener los datos, se utilizaran valores estandar para realizar los calculos.

Requerimiento: se requiere a la ENEE el envio de los parametros de pérdidas correspondientes a
los transformadores de MT/BT
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6- Resultados de los célculos de pérdidas de energia y potencia por centro de transformacion.

La ENEE no ha enviado los resultados de pérdidas por centro de transformacion tal como le fue
solicitado. Los archivos a los que hace mencion en la respuesta contienen informacion del
balance general de energia y potencia donde inclusive la transformacién MT/BT esta integrada
con la media tensién y las Unicas tablas que pueden identificarse al final del documento en
Anexos, hacen referencia a datos de alimentadores de MT y sus pérdidas, y en forma muy
escueta aparece un listado de lo que entendemos son conjuntos de circuitos de BT con el
resultado de pérdidas en KW.

Requerimiento: se requiere a la ENEE el envio los resultados de pérdidas por centro de
transformacion.

7 Modulo: Zonas de distribucion Tipica (ZDT)

El estudio presentado por la ENEE, determina 3 zonas de densidad: Alta, Media y Baja, en base a lo
indicado en el articulo 24 del Reglamento de Tarifas: Criterios de Zonificacion. Los criterios para la
zonificacion estardn basados en un andlisis estadistico de grupos (clusters) con base en tres
indicadores de densidad:

Potencia maxima demandada en la localidad (MW)

a. L1 =
1 longitud de la red de MT (km)
b, [, = Numero total de clientes de MT v BT (clientes)
© 2T longitud de la red de MT y BT (km)
I Numero total de clientes en BT (clientes)
C 3 =

numero de subestaciones (subestaciones)

La necesidad de zonificar, se justifica para los controles de calidad de servicio y producto técnico,
cuyos limites de los indicadores se expresan para Alta, media y Baja densidad.

Dentro del informe, justifican utilizar como unidad de medida los municipios, con un total de 186
municipios. Chile, por ejemplo, considera como unidad de medida los pares comuna — empresa,
teniendo un total de 476 comunas®®. Entendemos las ventajas de considerar los limites municipales
que se plantean en el informe, las cuales también fueron consideradas dentro de la normativa
chilena.

10 Articulo 1-6 Clasificacion de Redes Las redes de los Sistemas de Distribucién han sido clasificadas en distintas
categorias de manera de dar cuenta de sus caracteristicas principales, utilizando para ello un indice que
representa la dificultad de entregar el servicio de distribucidén en una determinada zona. Dicho indice buscar
representar la densidad de las redes eléctricas a partir del nimero de Clientes conectados y el largo total de
las lineas eléctricas existentes en cada Sistema de Distribucién. La Clasificacion de Redes realizada considera
como unidad a ser clasificada cada uno de los pares Comuna-Empresa existentes en el pais, segln se presenta
en el Anexo “Clasificacion de Redes”. Asimismo, y para efectos de lo dispuesto en el inciso cuarto del Articulo
1-7, la Clasificacién de Redes considera como unidad a ser clasificada las provincias existentes en el pais.
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Haciendo foco en los indicadores, para el 1, se debe contar con la potencia maxima demandada en
la localidad. En el informe se indica que, para ello, se partié de la potencia maxima demandada en
cada alimentador y se prorrated dicha potencia en las subestaciones MT/BT en funcién de los kVA
instalados. La duda aqui es si existe una base de datos de facturacién, cuyos ID de Usuarios estén
vinculados a la base de datos geo- referencial. En caso afirmativo, écudl fue el motivo por el cual no
se tomo esa informacién para la determinacién de la potencia maxima demandada en cada localidad?

Otro punto por aclarar es cudl es la relacidon que existe entre localidad y municipio.
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8 Informacion para analisis y determinacion de costos eficientes

En la presente seccidn se desarrolla el analisis preliminar que se ha llevado a cabo con el fin de evaluar
y establecer los costos eficientes a reconocerles a las distribuidoras hondurefias.

El analisis tiene por objeto anticipar situaciones que podrian surgir a partir de la presentacion que
realice la ENEE del nivel de costos eficientes a proponer sean reconocidos en su plan de negocios.

8.1 Articulos relevantes del RT sobre costos operacionales eficientes

El RT en el capitulo 6 del TITULO 2. PROCEDIMIENTO GENERAL DE TARIFAS DE UNA EMPRESA
DISTRIBUIDORA, indica:

Articulo 35. Costos operacionales eficientes. Los costos operacionales eficientes corresponden a la
suma de los CAOM eficientes y los Costos por Deudores Incobrables (CDI) eficientes:

CO =CAOM + CDI

Donde:
CO: Costos operacionales eficientes
CAOM: Costos de administracion operacidn y mantenimiento eficientes
CDI: Costos por deudores incobrables eficientes.

Articulo 36. Costos de Administracion, Operacién y Mantenimiento (CAOM). Los costos de
administracién, operacién y mantenimiento eficientes que seran reconocidos en el Calculo Tarifario
deben guardar la debida consistencia con lo propuesto en el Plan Quinquenal del Negocio (PQN).

Los mismos deben considerar la separacidon de actividades entre distribucién y comercializacién.

Articulo 37. Andlisis de costos eficientes. La informacion suministrada por la Empresa Distribuidora
(historicay proyecciones) sera sometida a un analisis de eficiencia por parte de la CREE, la que tomara
en consideracidn, al menos, los siguientes aspectos:

d Determinacion de costos unitarios eficientes a partir de referencias internacionales
e..

El RT en el capitulo 1 del TiTULO 4. COSTOS DE ADMINISTRACION, OPERACION Y MANTENIMIENTO,
indica:

Articulo 113. Los CAOM seran propuestos por la Empresa Distribuidora en el Plan Quinquenal de
Negocios y serdn revisados y aprobados por la CREE con base a referencias internacionales de
empresas distribuidoras operando en condiciones similares. La metodologia a aplicar sera la del
“Costo Medio por Unidad de Escala”.
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Articulo 114. La escala de la distribucion de energia eléctrica serd medida por la Variable de Escala

Compuesta (VEC) de acuerdo a la metodologia que se establece en este Reglamento.

Articulo 115. Los CAOM eficientes surgen de multiplicar el Costo Medio por Unidad de Escala por la
escala de la Empresa Distribuidora. La metodologia consiste en los siguientes pasos:

a. Referencia Internacional. Los costos eficientes de CAOM se determinaran con base en una
muestra de empresas de referencia internacional. La muestra considerara empresas
distribuidoras de electricidad que presenten las caracteristicas adecuadas a diciembre del
ano previo a la Fecha de Referencia.

b. Escala de las empresas: Se determina la escala de la actividad de distribucién de energia
eléctrica a través de la Variable de Escala Compuesta (VEC), que consiste en ajustar el nimero
de usuarios por los coeficientes extensién de la red sobre el nimero total de Usuarios (km
de red/ nimero de usuarios) y el total de energia distribuida a nivel de MT sobre el nimero
total de Usuarios (energia distribuida / nimero de usuarios). La férmula a usar sera la
siguiente:

VEC=UC x(1+ &+ v
Donde:

VEC = Variable de Escala Compuesta;

UC = NUmero de Usuarios;

SU _ u-U , . , . .,
ST Desvio proporcional de energia facturada por Usuario con relacién a la

media de la muestra de empresas considerada tal como se describe en b. U
corresponde a la media aritmética de u.
SL _ 1-L

= Desvio proporcional de la extensidon de red por cliente con relacién a la

media de la muestra de empresas considerada. L corresponde a la media aritmética
de |, siendo | la longitud media de red por usuario.

B ': Parametro asociado a la energia facturada por usuario
y 12: Pardmetro asociado a la extension de la red por usuario

c. Costos de referencia: Los costos internacionales de referencia se obtendran a partir de la
muestra de empresas considerada, y estaran expresados en doélares estadounidense
ajustados por Paridad de Poder de Compra (PPC). Se calculan los CAOM por unidad de escala
como el cociente entre los saldos de las cuentas contables correspondientes a dichas
categorias de costos y la variable de escala compuesta (VEC). Los CAOM seran obtenidos

1 Fijado en 0.15 para el 1er ciclo tarifario segun lo indicado en el art. 199 del RT
12 Fijado en 0.35 para el 1er ciclo tarifario segtn lo indicado en el art. 199 del RT
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como el promedio de los valores registrados en los Ultimos tres afios disponibles de la

muestra, a precios de la Fecha de Referencia.

d. Costo Medio por Unidad de Escala Eficiente. El costo unitario eficiente estard por el
promedio de los valores unitarios correspondiente a las empresas del quintil superior de
eficiencia dentro de la muestra seleccionada, es decir, por el promedio del 20% de las
empresas mas eficientes.

Extrapolacién al caso de una Empresa Distribuidora de Honduras: Se multiplican los valores eficientes
estimados por la escala de la Empresa Distribuidora de Honduras, considerando como nimero de
usuarios Unicamente las cuentas activas, es decir, sin saldos nulos de facturacién o consumo en los
seis meses previos.

CAOMED = CUEQS X VECED
donde:

CAOMgp: Costos de Administracidon, Operacién y Mantenimiento eficientes de la
Empresa Distribuidora

CUE(s: Costo Unitario Eficiente obtenido a partir de las empresas del Quintil
Superior

VECgp: Variable de Escala Compuesta de la Empresa Distribuidora

8.2 Comentarios sobre la muestra internacional

Con el fin de anticipar lo que podria estar presentando la empresa ENEE en materia de costos
eficientes y su determinacidn, a continuacién, se levantan algunos puntos a tener en cuenta en lo
que refiere a la muestra de empresas por considerar y disponibilidad de informacién para cumplir
con la metodologia indicada en el RT.

8.2.1 Muestra de empresas de referencia internacional

En el art. 114 inciso a se indica: Referencia Internacional. Los costos eficientes de CAOM se
determinardn con base en una muestra de empresas de referencia internacional. La muestra
considerard empresas distribuidoras de electricidad que presenten las caracteristicas adecuadas a
diciembre del aiio previo a la Fecha de Referencia.

De acuerdo a lo indicado en el articulo del RT, y siendo la fecha de referencia Marzo 2022, la muestra
de empresas deberia abarcar el periodo 2019 — 2021. El periodo planteado resulta complejo de ser

cumplido debido a que por un lado el afo 2021 se encuentra en curso, y por otro lado las
publicaciones sobre el Ultimo afio calendario concluido (en este caso el 2020) suelen demorar.

Considerando la documentacidn recibida en forma preliminar en documento “04 Oficio CIENEE-299-
IV-2021_ Segundo informe Benchmarking VAD.pdf”, es altamente probable que la ENEE base su
calculo de costos eficientes, nivel de incobrabilidad y nivel de pérdidas no técnicas, en una muestra
conformada por datos correspondientes a empresas brasileras.
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La informacién presentada en el documento mencionado corresponde al periodo 2014-2016, sin

embargo, consultas realizadas en el sitio de ANEEL (Ente Regulador de Brasil) permiten concluir que
estdn disponibles los datos de las empresas brasileras para el periodo 2016-2018. El periodo
identificado, no responde a lo requerido en el RT, pero se considera una informacién adecuada para
dar tratamiento al analisis y determinacidn de costos eficientes dado que ANEEL lleva varios ciclos
tarifarios interactuando con las empresas y depurando bases de datos.

8.2.2 Separacion por actividad en distribucidn y comercializacion

De acuerdo a lo mencionado en el art. 36 del RT, los costos deben considerar la separacion de
actividades entre distribucién y comercializacién.

Con respecto a este enunciado:

1. La base de ANEEL no separa costos por actividad. Es posible identificar cuentas ......, pero no
una separacion por actividad. El analisis de costos que se realiza en Brasil, trata a los costos
de las empresas en forma integral y su apertura refiere a lo que denominan PMSO (Personal,
Materiales, Servicios de terceros y Otros). Las cuentas son: Personal, Materiales, Servicios de
Terceros, Seguros, Tributos, Otros, Pasantias, Comunicacion, Juicios Laborales, Multas y/o
penalizaciones civiles, Multas y/o penalizaciones fiscales, Multas y/o penalizaciones
ambientales, Costos de desactivacion.

2. Una apertura de costos por actividad suele ser complicada, inclusive con empresas de un
mismo pafs o jurisdiccidn, inclusive en aquellos mercados donde existen Sistemas Unicos de
Cuentas (SUC) regulatorios, para imputar los distintos movimientos, entre otros de costos y
activos. Por citar algunos ejemplos tenemos:

a. Combate de pérdidas no técnicas, actuaciones sobre acometidas: algunas empresas
lo imputan a O&M mientras que otras a comercial

b. Guardias y oficinas regionales: las mismas brigadas en algunos casos suelen atender
necesidades de O&M y comercial. La imputacién de las actividades que realizan no
siempre es precisa.

3. Entendemos que, probablemente, lo indicado en el RT no es con el fin de efectuar un andlisis
de costos eficientes por actividad, sino que refiere a la organizacién de los costos de la
distribuidora hondurefia con el fin de dar lugar a los cargos fijos y demas cargos tarifarios.

8.2.3 Actividades de distribuciéon por etapa de la red

La ENEE opera y mantiene instalaciones eléctricas que nacen en AT/MT. Idealmente, tanto las
variables fisicas como las de costos de las empresas de la referencia internacional, con el fin de
establecer el costo eficiente, deberian responder a esta condicion.

En el caso de las empresas brasileras, la gran mayoria cuenta con instalaciones en AT y atiende
usuarios en AT.

En funcién de lo anterior, los costos (PMSO) incluyen los costos de las actividades desarrolladas en
AT, los cuales, no resulta factible su identificacion y separacién (al menos a partir de las bases de
datos informadas a ANEEL). Separacidn que deberia a su vez llevarse un proporcional de costos
indirectos (administracion).
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e Opcion 1: considerar tanto en numerador (costos) como en denominador (usuarios, longitud

de red y energia facturada) al mercado en su totalidad, es decir incluyendo la etapa de AT.

e Opcion 2: asumir un porcentaje de quita a los costos para la totalidad de empresas de la
muestra, que busque capturar el proporcional en costos que tiene la operacién vy
mantenimiento de la red de AT y el proporcional que le corresponde de indirectos. Desde el
punto de vista de las variables fisicas, las bases de ANEEL permiten separar AT (Usuarios,
Venta de energia y longitud de red).

8.2.4 Fechay criterio de reexpresion de costos

En el art. 114 inciso c se indica: “Costos de referencia: Los costos internacionales de referencia se
obtendrdn a partir de la muestra de empresas considerada, y estardn expresados en ddlares

estadounidense ajustados por Paridad de Poder de Compra (PPC). Se calculan los CAOM por unidad

de escala como el cociente entre los saldos de las cuentas contables correspondientes a dichas
categorias de costos y la variable de escala compuesta (VEC). Los CAOM serdn obtenidos como el
promedio de los valores registrados en los ultimos tres afios disponibles de la muestra, a precios de
la Fecha de Referencia”.

Reexpresar costos a fecha de referencia implica estimar indices de precios con los cuales llevar los
costos a marzo 2022. Tal como ocurre en otros mercados donde los valores monetarios deben
reexpresarse a una fecha determinada, los mismo suelen llevarse a moneda de diciembre del Gltimo
ano calendario concluido. Recomendamos aplicar un criterio similar, lo que resultaria en trabajar y
efectuar el andlisis en moneda de diciembre de 2020.

Con respecto a la adecuacion de los costos de la muestra internacional con el fin de permitir una
comparacion homogénea de monedas, el RT hace referencia a efectuar un ajuste por Paridad de
Poder de Compra. En este sentido se evaluara el criterio que adopte y presente la ENEE, siendo una
de las opciones el uso del Factor de conversion de PPA publicado en el sitio del Banco Mundial
(PA.NUS.PPP - Factor de conversién de PPA, PIB (UMN por S a precios internacionales)).

De acuerdo a la definicion dada al factor se tiene lo siguiente:

El factor de conversion de la paridad del poder adquisitivo es la cantidad de unidades de una
moneda nacional que se requieren para adquirir la misma cantidad de bienes y servicios en
el mercado nacional que se podrian adquirir con délares de los Estados Unidos en ese pais.
El factor de conversion informado en esta serie es para el PIB total.

Este dato esta disponible para el afio 2020 tanto para Honduras como para Brasil.

Country Name -T Country Code 2020 Unidad
Brasil BRA 2.36 BRL/ USD
Honduras HND 10.91 HNL / USD

Los costos de las empresas brasileras habrd que pasarlos a ddlares de diciembre 2020 dividiendo
directamente los costos expresados en Reales por el Factor de conversion presentado en la tabla
superior.
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CostoEmpPRL

D _ :
PA.NUS.pppBrasi

CostoEmp/s

Donde

CostoEmpl-USD: Costo de la empresa i en USD considerando paridad de poder de
compra

CostoEmpPRL: Costo de la empresa i en BRL
PA.NUS. PPPBTSIL: Factor de conversion de PPA (BRL/USD)

8.2.5 Estrategia regulatoria en Brasil y ciclo tarifario

Brasil se rige por una estrategia regulatoria de Price-Cap. El Price-Cap es un sistema de regulacion
de servicios publicos que consiste en la determinacion de precios maximos o tope para cada tipo de
servicio, ademas del conocimiento de los costos y de las necesidades de la demanda. Este sistema de
precios tope fue desarrollado en la década de 1980 por Stephen Littlechild, uno de los economistas
mas destacados de Gran Bretafia.

El sistema regulatorio, persigue tres objetivos fundamentales: a) fomentar el comportamiento
eficiente de los agentes a través de incentivos; b) mantener la estabilidad econdmica a través de
precios estables, ya que las tarifas se mantienen inmodviles en términos reales hasta la proxima
revisién tarifaria y c) reducir el rol del Estado, a través de la intervencién de la agencia estatal, solo
para los casos de conductas anticompetitivas. Fundamentalmente, se persigue la mejora en la
productividad para poder trasladarla al mercado, a efectos de obtener una reduccidon en los precios
reales (Factor X) y el desarrollo de la competencia entre los agentes participantes.

Como puede verse en el grafico a partir del momento inicial (TO) el regulador fija el precio P1 que se
mantendra hasta el tiempo T1.

P1k

......................................................................... P2
Costo Rea

TO T1 T2

La empresa buscara gestionar sus recursos para reducir los costos tan rdpido como pueda para
aprovechar durante el mayor tiempo posible las diferencias logradas respecto a la situacién inicial.

Al finalizar el periodo, en T1 (nueva revisidn tarifaria) se volveran a calcular las tarifas pasando toda
la eficiencia lograda a los usuarios resultando en el precio P2 que resultara vigente hasta T2.
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Para conservar el poder de compra en términos reales, las tarifas son ajustada con un indice de

precios que busca reflejar el cambio de los precios en la economia (por ejemplo, el indice de precios
al consumidor (IPC)), por lo que la formula genérica que incluye actualizacion por precios e incentivos
es la siguiente:

Te= Teax (1+1PC - X)

El poder de los incentivos de una determinada estrategia regulatoria depende de la desvinculacion
entre ingresos y costos.

En Brasil, las revisiones tarifarias para las concesionarias de distribucién se realizan, en promedio,
cada cuatro afios. El primer ciclo de revisidn ocurrié entre 2003 y 2006, encontrandose actualmente
camino a la 5ta revisién tarifaria. A su vez un importante nimero de empresas son de capital privado.

Estos datos no son menores, ya que los costos que se van a estar observando y procesando con el fin
de establecer el nivel eficiente a reconocerle a la ENEE podrian surgir de una muestra de empresas
transitando en 2016-2018 su 4to ciclo tarifario.

El estar las empresas regidas por una estrategia regulatoria de incentivos y el haber ya cumplido
practicamente con cuatro ciclos tarifarios, hace pensar en que muy posiblemente el resultado de
costos que se alcanzara serd muy desafiante para las empresas hondurefias, teniendo en cuenta que,
sobre la muestra, el nivel eficiente estard dado a su vez por el promedio del 20% de las empresas de
mas eficientes.

En funcién de lo anterior, es importante que la CREE tenga en cuenta estas caracteristicas de la
muestra, de lo que podria surgir la necesidad de establecer un sendero de largo plazo hacia la
eficiencia, pensando que toda empresa requiere de un tiempo para adaptarse a las exigencias
regulatorias sin descuidar el servicio brindado a los usuarios.

8.2.6 Indicadores de la muestra internacional de empresas

Habiéndose hecho un preprocesamiento de la base de datos que podria estar presentando la ENEE,
a continuacién, se presentan algunos resultados que tienen que ver con las bases de costos y con las
variables fisicas a utilizar en el calculo del VEC y de los costos unitarios eficientes.

El proceso involucrd un total de 51 empresas brasileras, abarcando los afios 2016, 2017 y 2018.

A continuacidn, las empresas en estudio:
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Empresa
AMAZONAS
BANDEIRANTE

BOA VISTA ENERGIA

CEAL
CEB
CEEE
CELESC
CELG
CELPA
CELPE
CELTINS
CEMAR
CEMIG
CEPISA
CEROM
CHESP
COCEL

Empresas seleccionadas

Empresa

COELBA

COELCE
COOPERALIANCA
COPEL

COSERN

CPFL - Paulista
CPFL - Piratininga
DEME!I

DME-PC

EFLUL

ELEKTRO
ELETROACRE
ELETROCAR
ELETROPAULD
EMT

Enel RJ
ENERGISA MG

cod.
D29
D30
D31
D32
D33
D36
D35
D38

Empresa
ENERGISA M5
ENERGISA PB
ENERGISA SE
ENF

ESCELSA

ESS

FORCEL
HIDROPAN
IENERGIA
JOAOCESA
LIGHT
MUXFELDT
NOVA SC
RGE 5UL
SANTAMARIA
SULGIPE
UHENPAL

Los codigos terminados en “f”, corresponden a empresas que son resultado de fusiones de dos o mas
empresas que en el pasado operaban en forma separada, dato importante a tener en cuenta al
momento del armado de la base de datos.

A continuaciodn, se presentan graficos representativos de las variables fisicas y costos relevantes para

el presente estudio de costos eficientes.
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8.2.6.2 Ventas de energia
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8.2.6.3 Longitud de red
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Puede observarse que, a pesar de la existencia de red en AT como parte de la infraestructura que
atienden las empresas en Brasil, su participacién representa el 3.2% del total.
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Extensién de Red Promedio por Usuario 2016 -2018 (Km)
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8.2.6.4 Costos
En cuanto a los costos operativos, las empresas brasileras tienen en cuenta los costos con
discriminacién principalmente por recurso: Personal, Materiales, Servicios y Otros (PMSO).

En la siguiente tabla se presenta la apertura de los costos con la que trabaja ANEEL y el indice de
precios que utiliza para reexpresar los costos a una fecha determinada.

Costos Operativos indice Actualizacién
Personal IPCA
Materiales IGPM
Servicios de Terceros IPCA
Seguros IGPM
Tributos IGPM
Otros IGPM
Pasantias IPCA
Comunicacién IPCA
Juicios Laborales IPCA

IGP-M: indice General de Precios de mercado, calculado por la Fundacién Getulio Vargas

IPCA: indice Nacional de Precios al consumidor amplio. Es el indice oficial de inflacién de
Brasil, siendo este calculado por el Instituto brasilero de geografia y estadistica (IBGE).
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Distribucion de costos Promedio (%)
0,23% -, 0,81%
3,72%

0,19% 0,23%

3,80%

3,86%
Pasantias

Comunicacion
Seguros
Tributos

= Juicios Laborales

= Materiales

= Otros

= Serv. Terceros

= Personal

La grafica muestra la participacion porcentual de cada tipo de costo en el total de costos operativos
en que incurre en promedio una empresa brasilera.

Puede observarse en la matriz de costos que hay un item identificado como “juicios laborales” que
se anticipa, en algunas empresas presenta valores extraordinarios ya que se estan absorbiendo
fendmenos puntuales como retiros voluntarios o demandas masivas con imputacidén en un afo en
particular.

Los costos se encuentran publicados en Reales (BRL) y en moneda corriente, por lo tanto, dichos
montos deben ajustarse a moneda constante de diciembre de 2020 mediante los valores
correspondientes de IPCA y de IGPM. Al ser valores anuales pueden considerarse valores a mitad de
afio de IPCA 'y de IGPM para la reexpresion.

Para los costos que se ajustan mediante IPCA:

CO Aj IPCA [BRL] = Y Costo , x ‘LCABr Dic-2020 con A= 2016; 2017; 2018
IPCA Br Jun.A

Para los costos que se ajustan por IGPM:

CO Aj IGPM [BRL] = Y Costo , x CEMBIDIc2020 .\, A= 2016; 2017; 2018
IGPM Br Jun.A

Luego:
CO Totales[BRL] = CO Aj IPCA + CO Aj IGPM

Luego de ajustar por los indices mencionados, se debe expresar todo en ddlares utilizando el factor
de paridad de poder de compra:

BRL
p _ CostoEmp;

" PA.NUS.pppBrasil

CostoEmp{S

Donde
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CostoEmpl-USD: Costo de la empresa i en USD considerando paridad de poder de
compra

CostoEmpPRL: Costo de la empresa i en BRL
PA.NUS. PPPBTSIL: Factor de conversion de PPA (BRL/USD)

Los costos asi obtenidos, se presentan en la siguiente grafica:

Costos Operativos Promedio por Empresa 2016 - 2018 (USD)
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Algunas cuentas de costos que pueden identificarse en la base y que entendemos deben
desconsiderarse en el analisis son las siguientes:

e Multas y/o penalizaciones civiles.
e Multas y/o penalizaciones fiscales.
e Multas y/o penalizaciones ambientales.

e Costos de desactivacion.

8.2.7 Andlisis de los datos

Mas alla de que ANEEL viene analizando y depurando con las empresas las bases de datos que son
publicadas y que dentro del pais son utilizadas en la fijacion de costos eficientes (entre otros usos),
es posible identificar y es necesario quitar de la muestra algunos registros que persisten con alguna
anormalidad. A continuacidn, se presentan los casos identificados y la propuesta de Quantum con el
fin de minimizar la pérdida de elementos muestrales.
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QUANTUM

Costos
Empresa Afio Operativos Aj Cantidadde  EnergiaVendida Extension Red
e PPP (USD) - Usuarios (#) (MWh) Total (Km)
[~} B romici1sBl
D05 2016 29.203.150 112.500 1.018.926 13.195 Se quita por no ser posible identificar cual afio esta bien.
2017 74.356.014 162.040 909.003 13.195
2018 78.311.251 163.431 937.160 13.195
DO6f 2016 104.306.201 756.331 4.052.332 30.702 Problema datos en fusion. Fusion de 5 empresas. Podria dejarse el periodo 2016-2017
2017 108.218.288 767.761 4.195.162 31.176
2018 100.987.831 1.317.521 4.356.051 24.747
D08 2016 134.652.782 1.117.131 3.502.075 41.928 . A e (e Ty
Problema con costos vinculados a juicios laborales, cargados todos en un afio (jubilacién
2017 153.672.379 1.157.421 3.596.923 41.928 . . . .
anticipada u otro proceso). Podria dejarse el periodo 2016-2017
2018 246.050.188 1.158.080 3.674.293 41.928
D13 2016 250.172.378 2.442.612 8.736.324 150.509 Existencia de juicios laborales importantes. Se podria mantener solo el 2018
2017 297.080.037 2.596.064 8.765.408 143.742
2018 259.434.985 2.643.786 8.640.611 150.544
D17 2016 251.345.862 1.328.306 7.945.416 128.057 Inconvenientes dato de km de red. Se puede trabajar con el periodo 2017-2018
2017 248.456.080 1.365.953 8.466.854 171.165
2018 282.161.511 1.403.667 8.723.894 180.885
D19 2016 175.837.681 1.227.459 3.283.472 91.755 . PRy .
Fuerte incremento en los costos que no se ve justificacion, sumado a una longitud de red
2017 216.418.755 1.266.501 3.606.953 84.231 . a .
con fuerte caida. Se deberia dejar fuera.
2018 248.003.163 1.246.173 3.537.207 84.231
D51 2016 169.638.996 990.862 4.923.867 91.667 Efecto por juicios, lo mas razonable es quedarse con el 2016
2017 217.445.630 1.015.966 5.188.134 97.009
2018 238.348.577 1.018.295 5.370.656 102.350
B2 2018 TSNS LSELE BTN 2502 Error en el dato de la longitud de red en 2017. Se puede trabajar
2017 175.154.975 1.537.861 9.457.114 78.186

con los afios 2016y 2018
2018 174.520.695 1.564.355 9.814.470 64.074

A partir del andlisis realizado entendemos que la muestra original de 51 empresas debe quedar en
49 (se quitan DO5 y D19). Las demds empresas con inconvenientes, pueden utilizarse sin contar con
3 afos, pero consideramos que resultan utiles al tamafio muestral.

8.2.8 Resultados de costos operativos unitarios de la muestra

La siguiente tabla presenta los costos unitarios obtenidos, los cuales resultan de dividir el costo en
USD con PPP por el VEC de cada empresa:

CAOM unitario
(UsD)

CAOM unitario
(usD)

Ranking

Empresa

Ranking

Empresa

DO1f 112,16 7 D35 124,39 17
D02 306,58 47 D36 121,16 14
D03 157,60 30 D38 270,06 45
D04 126,77 18 D39 306,14 46
DO6f 148,97 25 D43 382,79 49
D08 149,84 27 D44 355,11 48
D09 210,70 39 D45 103,10 5
D10 185,17 35 D46 196,64 38
D11 135,08 21 D47 220,54 40
D12 123,06 16 D48 161,22 32
D13 99,01 4 D49 154,95 29
D14 120,91 13 D50 128,10 19
D15 119,61 12 D51 132,87 20
D16 90,19 2 D52 173,11 34
D17 122,34 15 D53 98,97 8
D18 113,24 8 D54 114,54 9
D20 185,72 36 D55 119,03 11
D23 168,07 33 D56 264,05 44
D24f 141,00 22 D57 253,05 43
D28 223,73 41 D58 225,11 42
D29 115,08 10 D60 158,62 31
D30 81,31 1 D61 154,31 28
D31 187,45 37 D63 142,91 23
D32 145,96 24 D64 149,51 26
D33 103,90 6
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Utilizando el ranking como ordenador, a continuacién, se presentan los costos unitarios

correspondientes al ler quintil:

Orden

CAOM
unitario
(USD)

81,31
90,19
98,97
99,01
103,10
103,90
112,16
113,24
114,54
115,08

Luego, el costo unitario eficiente resulta:

CUEq 103,15

8.2.9 Costos operativos eficientes de la ENEE

Tomando los datos fisicos de la ENEE correspondientes al afio base, se puede estimar el costo total

eficiente en USD con PPP.

Cantidades fisicas ENEE en el afio base 2020

Usuarios #
Ventas de energia MT MWh
Ventas de energia BT MWh
Total ventas MWh
Longitud de red MT km
Longitud de red BT km
Total Long. de red km
Energia vendida por usuar MWh/afio
Extension de red por usuz km
VEC

CAOM;, 17

2.168.602
1.614.033
4.677.271
6.291.304
33.515
29.466
62.981
2,90

0,03
1.702.135

5.574.408

En 2019
En 2019

Llevado el costo operativo eficiente a moneda local a dic/20, utilizando el Factor de conversion de
PPA (HNL/USD) = 10.91, se tiene que dicho costo eficiente es: HNL 1975 millones.

Se hace la aclaracién que este es un ejercicio de aproximacion, considerando las variables e

informacién disponible, inclusive en el caso de los datos de ventas de energia, se ha utilizado la venta

realizada en 2019, los usuarios se han tomado de la base de datos GIS, al igual que a longitud de red.

También vale la pena comentar por ejemplo qué, en Brasil, el costo laboral considera 13 salarios por

empleado lago que no necesariamente responde a la realidad en honduras.
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8.2.9.1 Pérdidas de energia
A partir de las bases que publica ANEEL, también es posible acceder a informacidn relativa a pérdidas

de energia.

El siguiente grafico resume el nivel promedio de pérdidas que registraron las empresas en el periodo
2016 —2018.

Pérdidas Tecnicas y no Técnicas Promedio por Empresa 2016-2018 (MWh)
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Los promedios de la muestra (7.7% en pérdida técnica y 6.4% en pérdida no técnica) son promedios
aritméticos sin ponderacion por cantidad de energia operada por cada distribuidora.

8.2.9.2 Incobrabilidad
También es posible acceder a informacidn sobre incobrables.
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Existe una base voluminosa que permitiria establecer un valor meta.

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

En general, los valores de incobrables que se reconocen o al que deben aspirar las empresas estd en
el orden del 1%. Naturalmente que al igual que las pérdidas no técnicas, existen mercados en donde
el nivel de conflictividad o complejidad socio-econdmica condiciona el accionar de la empresa y la
regularizacidn de estos indicadores, requiriendo para ello de un plan integrar multidisciplinario con
fuerte apoyo del gobierno.

9 (Calidad

9.1 Causa de fuerza mayor y causas externas

9.1.1 Causas de fuerza mayor

En el marco de apoyo sobre temas de Calidad, se efectud un relevamiento de informacién sobre la
definicidon de fuerza mayor y su entendimiento y tratamiento en distintos paises, con el fin de ser
tomado como referencia en Honduras.

Considerando una de las definiciones generales que explican el significado de fuerza mayor se tiene
que la Causa de Fuerza Mayor es un hecho gue no se puede evitar y tampoco se puede prever. Cuando
una empresa no ofrece un servicio por causa de fuerza mayor, puede evitar el pago de los dafios, ya

gue no esta en su mano poder evitarla. La existencia de una fuerza mayor normalmente libera a una
0 ambas partes de sus obligaciones contractuales. La clausula de fuerza mayor es habitual en los
contratos, y sirve para cubrir posibilidades fuera del control de las partes tales como desastres
naturales, guerras, etc. Quedan excluidas las causas que no se pueden evitar, pero si prever, que se
denominan caso fortuito (ej: falla de un transformador por falta de mantenimiento), y las
negligencias, que son casos que si se pueden evitar. Continuando con la definicidn, se indica que
también se excluyen los casos en que el origen del fallo es desconocido. En estos casos no se podria
apelar a la fuerza mayor, porque sino las empresas intentarian no descubrir u ocultar el origen del
fallo.

Se listan a continuacion causas usualmente consideradas de fuerza mayor:

e Vandalismo

e Sabotaje

e Incendios

e Deslizamiento de terrenos

e Sismos, temblores y terremotos

e Huracanes, ciclones y tornados

e Inundaciones

e Descargas atmosféricas

e Condiciones climaticas severas de lluvia y viento
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e Huelgas
e Conmocion civil

e Guerra
e Cortes autorizados por el ente regulador
e Fallas en transmisidn y generacion (fuerza mayor para el distribuidor)

A continuacidn, se resume informacién sobre la causa de Fuerza Mayor en paises de la region.

9.1.1.1 Argentina

“La definicion, alcances y efectos del caso fortuito o de fuerza mayor serdn los establecidos en los
articulos 513 y siguiente del Cédigo Civil. Se considerard, de pleno derecho, que hubo fuerza mayor
en los siguientes casos de interrupciones en el suministro de electricidad: i) Cuando hubieren sido
autorizados por el Ente Nacional Regulador de la Electricidad u ordenadas por el mismo u otra
autoridad competente, ii) cuando sean consecuencia de temperaturas mdximas de mds de +45° C, o
de temperaturas minimas de menos de -10° C, o de vientos de 130 km/h o mds o de inundaciones de
cardcter excepcional.

Las distribuidoras deberdn notificar al Ente Nacional Regulador de la Electricidad, via telefax, dentro
de los tres (3) dias hdbiles, el acaecimiento o toma de conocimiento del caso fortuito o de fuerza
mayor, estableciendo su duracion o alcance en forma precisa, o estimada si no le fuere posible; la
omision de dicha notificacion serd considerada falta de informacion en los términos del numeral 6.7
del Subanexo 4 del contrato de concesion. El dia veinte (20) de cada mes, o el siguiente habil si este
fuere feriado, deberdn ofrecer al Ente Nacional Regulador de la Electricidad todas las pruebas
conducentes al encuadramiento bajo la figura de casos fortuitos o de fuerza mayor de las fallas
habidas durante el mes calendario anterior, acompariando la documental si la tuvieren, bajo
apercibimiento de caducidad del derecho a ser eximidas de responsabilidad por dicha causal”.

9.1.1.2 Bolivia

ARTICULO 27.- (FUERZA MAYOR Y CASO FORTUITO).- En los casos en que, a juicio del Distribuidor el
incumplimiento sea motivado por Fuerza Mayor o Caso Fortuito, éste debera informar sobre el
evento en el plazo maximo de quince (15) dias habiles administrativos y efectuar una representacion
a la Superintendencia, adjunta en el informe mensual, solicitando que no se apliquen reducciones en
su remuneracion. La representacion debera contener la documentacion probatoria correspondiente
a fin de acreditar las causas invocadas.

9.1.1.3  Chile

La comunicacién al Centro de Despacho y Control (CDC) debera realizarse a través del medio de
comunicacion que establezca la DO - Direccion de Operacion del CDEC (Centro de Despacho
Econdémico de Carga) -, pero la misma debera ser formalizada via Fax en el plazo maximo de 48 horas
después de ocurrida la falla.

El Fax debera contener como minimo la siguiente informacién:
a) Fecha y hora del envio del Fax.

b) Razén social de la Empresa.
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c) Detalle de las instalaciones afectadas.

d) Fecha y hora de inicio de la falla.

e) Tiempo estimado de duracion de la falla.

f) Causa presunta de la falla.

g) Alarmas, sefializaciones y protecciones operadas.

h) Consumos afectados por la falla.

i) Equipos indisponibles por efecto de la falla.

j) Acciones inmediatas llevadas a cabo por los CC para la normalizacién del suministro.

A mas tardar 5 dias después de ocurrida la falla, los CC (Centros de Control) a cargo de las
instalaciones afectadas por la falla enviaran al CDC un Informe de Falla en el cual se detallaran los
hechos sucedidos, las actuaciones de protecciones que hubieren tenido lugar durante la
contingencia, los consumos interrumpidos y las maniobras de reposicion ejecutadas. Este documento
contendra ademas la cronologia de eventos sincronizados con la base de tiempos del SITR (Sistema
de Informacion de Tiempo Real) del CDC, las sefializaciones de las protecciones que hubieren
actuado, indicando claramente cuales emitieron disparo al interruptor asociado.

Adicionalmente, se debera incluir el listado de las subestaciones de transformacion involucradas, la
cantidad de consumos afectados en cada una de ellas, la causa de la interrupcién de consumos y la
hora de reposicion de la demanda, ya sea parcial o total, seguin corresponda.

9.1.1.4 El Salvador

“El Distribuidor no respondera por la energia no entregada a los usuarios finales en situaciones en
que se hayan comprobado condiciones de caso fortuito o fuerza mayor, entendido esto de
conformidad con lo dispuesto en el derecho comun. El Distribuidor debera comprobar dichas
causales ante la Superintendencia de Electricidad y Telecomunicaciones (SIGET), como ha sido
establecido en la respectiva Metodologia para el Control de las Normas de Calidad del Servicio de los
Sistemas de Distribucidn. En casos que se interrumpa el suministro por caso fortuito o fuerza mayor,
el Distribuidor deberad realizar sus mayores esfuerzos para reponerlo en el menor plazo posible. De
no hacerlo asi, debera responder por la energia no entregada a partir del transcurso de un plazo
razonable para la restitucion del servicio, el cual sera evaluado por la SIGET.

En el ACUERDO No. E-047-2018-CAU se establece el procedimiento para que las empresas
distribuidoras sometan a consideracidon de la SIGET, los argumentos que conlleven a establecer
Causal de Fuerza Mayor o Caso Fortuito de aquellas interrupciones acaecidas en el sistema de
distribucidn.

El dltimo dia habil de cada mes las distribuidoras deberan presentar a la SIGET, una solicitud de
excepcion de Causales de Caso Fortuito o Fuerza mayor por cada caso de interrupcion del servicio de
energia eléctrica o un incumplimiento a la gestion comercial, que consideren que haya sido causado
por Caso Fortuito o Fuerza Mayor.
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9.1.1.5 Panamd
Reporte inicial de las interrupciones en un periodo no mayor de 48 horas habiles. Sistema informatico

-Formulario WEB.

Documentacién con las pruebas que justifican la Fuerza Mayor y Casos Fortuitos antes del dia 15 del
mes siguiente a la interrupcion.

Sistema informatico para verificar y calificar las solicitudes de eximencia.

9.1.1.6 Guatemala
En Guatemala se separan las fallas en corta y larga duracidn y se plantean los siguientes
procedimientos:

Interrupciones de Corta Duracion:

a.1) Notificacion. Cuando la empresa Distribuidora considere que la causa de una interrupcion en la
continuidad del fluido eléctrico, se pueda argumentar como Fuerza Mayor, debera notificar a la
Comisidn Nacional de Energia Eléctrica, el acaecimiento de dicha interrupcién, dentro del plazo de
dos dias habiles, contados a partir de ocurrido el hecho. Esta notificacion podra hacerse mediante
documento escrito o por medio magnético o correo electrdnico, indicando el lugar, la

fecha, la hora y el tiempo exacto de la interrupcién, descripcién de las posibles causas que
provocaron la interrupcién y los motivos por los cuales se consideran de fuerza mayor, adjuntando
ademas copia del reporte original del encargado técnico que atendio el evento.

a.2) Pruebas. Por cada caso que la empresa Distribuidora argumente como de Fuerza Mayor, debera
presentar ante la Comision Nacional de Energia Eléctrica, dentro de los ocho dias habiles posteriores
a los indicados anteriormente, todas las pruebas necesarias que justifiquen el por qué de su
consideracion, pudiendo acompanar todos aquellos medios de prueba que considere iddneos para
probar el acaecimiento del hecho de tal manera que la Comisién Nacional de Energia Eléctrica pueda
dictaminar la procedencia o no de la calificacién como causa de Fuerza Mayor.

a.3) Tramite Para la Calificacion. Una vez cumplido con el requisito de la notificacidn y recibidos los
medios de prueba justificativos del hecho y causal invocada, estos seran remitidos a la Gerencia de
Asuntos Juridicos de la Comisién para que analice las pruebas y emita la opinidn correspondiente
sobre la documentacion y medios de prueba que obren en autos; si se determina necesario que el
Distribuidor amplie las pruebas que justifique y demuestre los casos invocados como de fuerza
mayor, se le dara audiencia, por un plazo de dos dias, para que cumpla con lo solicitado; vencido el
plazo y con los informes técnicos que se requieran, se elevard el expediente al Directorio de la
Comisidn Nacional de Energia Eléctrica.

a.4) Resolucion final. Una vez finalizado el periodo de control la Comisién Nacional de Energia
Eléctrica, emitira la providencia que indique cuales casos pueden calificarse fuerza mayor y le
otorgara cinco dias de audiencia a la Distribuidora para que presente, de acuerdo a esa calificacién,
el calculo de las indemnizaciones que correspondan segun las Normas Técnicas del Servicio de
Distribucion. La Comision procedera a analizar la documentaciéon presentada, incluyendo el calculo
de las indemnizaciones, pudiendo variar los mismos. En caso que la Distribuidora omita presentar el
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calculo de las indemnizaciones, sin perjuicio de iniciar procedimiento sancionatorio, la Comisidn

proceder3, sin responsabilidad de su parte, a realizar los célculos de las mismas, dando audiencia a
la Distribuidora por el plazo maximo de diez dias y con su contestacion o sin ella, la Comisién resolvera
en un plazo maximo de cinco dias.

a.6) Criterios de Fuerza Mayor en la Resolucidn Final. Los criterios que utilice la Comisidn Nacional
de Energia Eléctrica para calificar la causa como de fuerza mayor, en cada caso presentado, no podran
ser referidos a otros casos similares y por lo tanto no formaran antecedente y seran de aplicacion
exclusiva del caso concreto al que temporal, material y espacialmente se aplique.

a.7) Identificacion de los casos. Para propdsitos de control y seguimiento, cada uno de los casos
debera ser identificado conforme a la Planilla “FUERZA MAYOR”, incluyendo toda la informacién que
en el mismo se indica. La calificacion de Fuerza Mayor le corresponde a la Comisidon Nacional de
Energia Eléctrica, de acuerdo con la Ley General de Electricidad y su Reglamento, siguiéndose para
esto el procedimiento antes descrito.

Interrupciones de Larga Duracion:

b.1) Notificacion. Cuando la empresa Distribuidora considere que la causa de una interrupcién por
Fallas de Larga Duracién en la continuidad del fluido eléctrico, se pueda argumentar como Fuerza
Mayor, debera notificar a la Comisidn Nacional de Energia Eléctrica, el acaecimiento de dicha
interrupcion, dentro del plazo de veinticuatro horas, contadas a partir de que la interrupcién
sobrepase las cuarenta y ocho (48) horas de su inicio. Esta notificacién podra hacerse mediante
documento escrito, por medio magnético o correo electrénico, indicando el lugar, la fecha, la hora'y
el tiempo exacto de la interrupcién, descripcion de las posibles causas que provocaron la interrupcidn
y los motivos por los cuales se consideran de fuerza mayor, adjuntando ademas copia del reporte
original del encargado técnico que atendio el evento.

b.2) Pruebas. Por cada caso que la empresa Distribuidora argumente como de Fuerza Mayor, debera
presentar ante la Comisidn Nacional de Energia Eléctrica, dentro de los dos dias posteriores a los
indicados anteriormente, todas las pruebas necesarias que justifiquen el por qué de su consideracion,
debiendo acompafiar todos aquellos medios de prueba que considere idéneos para probar el
acaecimiento del hecho de tal manera que la Comisidn Nacional de Energia Eléctrica pueda declarar
la procedencia o no de la calificacién como causa de Fuerza Mayor.

b.3) Resolucidn. La Comision Nacional de Energia Eléctrica con las pruebas presentadas por la
Distribuidora y habiendo obtenido los dictamenes o informes que estime pertinentes emitira la
providencia por medio de la que declarara si la causa de la interrupcion es de Fuerza Mayor o no,
notificando lo resuelto a la Distribuidora. En caso que la Comisidn declare la fuerza mayor se archivara
el expediente, en caso contrario se procedera de conformidad con el articulo 58 BIS de las Normas
Técnicas del Servicio de Distribucion.”

9.1.1.7 Uruguay

Uruguay tiene publicado un documento muy extenso y a la vez valioso ya que el mismo no solo
contiene definiciones y causas de fuerza mayor y otros motivos, sino también los formularios que
deben completarse para los distintos casos que enfrenta un distribuidor. El documento fue entregado

88



a la CREE y se identifica como “Revisado+TOR2+Energia+Electrica+2019.01 (1).pdf”, donde en
particular lo referido a fuerza mayor se encuentra a partir de la pagina 34 de 195.

9.1.2 Causas externas y su consideracion

Forman parte de las causas externas aquellas fallas que ocurren aguas arriba de la distribucién, es
decir en transmision y generacion.

Respecto del origen de las interrupciones, ya sean internas o externas, vale decir originadas en las
instalaciones de la Distribuidora o en las de sus proveedores, en general las normativas prevén
indemnizar a los usuarios en todos los casos, pero recibiendo después la Distribuidora la debida
compensacion de su proveedor (transportista o generador).

Por ejemplo, en el caso de Bolivia, la normativa establece “En el caso que las fallas o desperfectos
hayan sido ocasionados por terceros y pagados por el Distribuidor, este podrd demandar el
resarcimiento de lo pagado ante la Superintendencia, mediante el proceso de Controversia”.

Otro caso al respecto es la normativa que rige en la Republica Dominicana donde en uno de sus

“"

parrafos dice “.... el distribuidor deberd compensar al usuario por la energia no suministrada
cualquiera sea el origen de la interrupcion, debiendo resarcirse del generador o el transmisor por las
que les fueran imputables a éstos, resulta necesario que el distribuidor controle y calcule todas las
fallas discriminando las internas, originadas en instalaciones del distribuidor, de las externas

acaecidas en instalaciones del transporte o por fallas de generacion”.

Una excepcion es Argentina, donde las distribuidoras pueden (y deberian) asegurarse un respaldo
ante fallas del sistema mediante contratos a término. En Argentina, la normativa establece que para
el calculo de los indices se computaran tanto las fallas en la red de distribucion como el déficit en el
abastecimiento (generacion y transporte), no imputable a causas de fuerza mayor. Esta exigencia rige
dentro del modelo denominado “Responsabilidad de Abastecimiento” a partir del cual queda en
cabeza del distribuidor la responsabilidad de llevar adelante todas las acciones que sean necesarias
para garantizar el suministro a sus clientes. De alli que los distribuidores se vean estimulados u
obligados a buscar los medios para minimizar las interrupciones o falta de suministro provocadas en
las etapas de generacion y transmision. La celebracion de contratos de abastecimiento de energia y
potencia con los generadores o incluso la ejecucidn de obras de transmisidn bajo el criterio de
planificacion conocido como N-1 (el sistema debe operar sin pérdida de carga, en caso que cualquier
linea quede fuera de servicio), que luego son cedidas al transportista para la operacion y
mantenimiento, son algunas de las medidas a adoptar.

9.2 Respuestas a consultas de la ENEE sobre la normativa de calidad

A continuacion, se transcribe el documento de consulta recibido, destacandose en color las
respuestas y comentarios de Quantum a cada consulta.

Articulo 54

“
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Articulo 54. Sendero de calidad. Se calculardn senderos de calidad para cada indice individual de
Calidad Técnica del Servicio con el fin de definir una trayectoria de reduccion semestral a aplicar en
el monto de las indemnizaciones que las Empresas Distribuidoras deberdn pagar cuando los indices
globales por alimentador excedan los indicadores en dichos senderos y los indices individuales
superen las tolerancias establecidas en esta Norma Técnica.

7

Comentarios de la ENEE

Todo el tema del Sendero de Calidad, sus resultados y su aplicacion nos parece confuso tal como estad
planteado. Entendemos que lo que se pretende es determinar, para un periodo de transicion entre la
situacion inicial y la final de régimen, un sendero de variacion de los limites a aplicar en cada periodo
de control. También que ese sendero lo seria por alimentador y, por alguna mencion, podria ser
también por zona de distribucion tipica.

Hay que recordar que en el proceso de zonificacion se han zonificado los usuarios teniendo en cuenta,
por unidad geogrdfica (municipios), los indicadores previstos en el Reglamento de Tarifas,
independientemente de los alimentadores. También que la cantidad de zonas adoptada es tres (3)
teniendo en cuenta los previsto en la norma de calidad.

Luego se les ha asignado una zona a los alimentadores considerando la zona de los usuarios
conectados que son mds numerosos. De esa manera un alimentador tiene asignada una zona, pero
puede tener usuarios conectados que pertenecen a las tres zonas.

Sin embargo, esta situacion, determinada para el estado del sistema y usuarios al 30 de diciembre de
2020, en realidad es dindmica. Con seguridad tendrd variaciones si la determinacion se realiza el final
de cada etapa y mdxime si se realiza el inicio de la Etapa 10 prevista como comienzo del control de
calidad final o de régimen.

En el contexto antes sefialado, nuestra opinion general es:

. La determinacion del sendero de calidad pretende ser minuciosa en cuanto a calcular muchos
senderos a partir de una situacion inicial distinta por alimentador y una situacion final, o meta, fija.
En funcidn de ello resulta, naturalmente complicada de aplicar y controlar.

. El esquema no considera la naturaleza dindmica del sistema. Es decir, a medida que se
incrementan usuarios, se realizan obras, cambia la tecnologia aplicada a los sistemas de distribucion
eléctrica y los requerimientos de calidad de los usuarios, es de esperar que, con el tiempo, cambien
los valores meta fijados para los indicadores de calidad, puedan cambiar las cantidades de zonas y
cambie la zona asignada a cada usuario. Esto no lo contempla el esquema propuesto, si bien es un
dato que puede influir sobre las decisiones de inversion y operacion de las Distribuidoras.

Nuestra recomendacion, en el marco de lo propuesto para la organizacion y aplicacion del control de
calidad técnica del servicio en Etapas realizado en puntos anteriores, es intentar simplificar el sistema,
de ser posible, y prever que en forma periddica se redefina el esquema de ZDT y los limites de los
indicadores.

Justificacion

Hay que aclarar el tema de sendero
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Articulo 55

“

Articulo 55. Cdlculo del sendero de calidad. Los valores iniciales y finales de los senderos de calidad
se calculardn de la manera siguiente:

El valor inicial para el indicador de frecuencia: V/freca=2SAlF/apf

i. Vlfreca= Valor inicial del sendero de calidad correspondiente al indicador frecuencia evaluado en

el alimentador a;

ii. SA/F/ap= Indice SAIFI obtenido al evaluar los datos histéricos del alimentador a en el periodo de

control histérico p;

v. 2= Cantidad total de periodos de control historicos evaluados.

El valor inicial para el indicador de duracion: Vidur,a=2SA/D/apP
i. V/dur,a= Valor inicial del sendero de calidad correspondiente al indicador de duracion evaluado en
el alimentador a (h);

ii. SA/D/ap= Indice SAIDI obtenido al evaluar los datos histdricos del alimentador a en el periodo de
control histérico p (h);

vi. 2= Cantidad total de periodos de control histdricos evaluados.

Los valores finales del sendero de calidad para los indicadores de frecuencia y duracion serdn igual a
los definidos en el Articulo 53 para el indice FIUmry TIUmr respectivamente, segun la densidad de
carga asociada a cada alimentador.

Luego se calculard la reduccion semestral: FA;a=V VFaV/lias-1-1

i. /A;z= Factor de ajuste del indice de calidad evaluado en el alimentador a;

ii. VF#;a= Valor final del sendero de calidad del indice de calidad i para el alimentador a;
iii. V/;a= Valor inicial del sendero de calidad del indice de calidad i para el alimentador a;
iv. S= Cantidad total de periodos de control semestrales;

v. = Indicador de frecuencia o duracion, segtn corresponda.

Por ultimo, se calculard el valor de la trayectoria de reduccion para cada semestre del sendero de
calidad utilizando la expresion siguiente: Vi a,s=Vi a s-1x(1+ /AL a)

i. Vias= Valor del sendero de calidad del indice de calidad i para el alimentador a evaluado en el
periodo de control s, el valor del sendero para el primer periodo serd igual al valor inicial;

ii. Vias-1= Valor del sendero de calidad del indice de calidad i para el alimentador a evaluado en el
periodo de control s-1;

iii. #A4;a= Factor de ajuste del indice de calidad de calidad i evaluado en el alimentador a;

iv. &= Indicador de frecuencia o duracion, segun corresponda.

7

Comentarios de ENEE

En primer lugar, creemos que es mds claro denominar a los valores VI 'y VF como valores iniciales de
los indicadores directamente 'y no valores iniciales 'y finales del sendero.
No queda claro como se calcula cada sendero y como se aplica luego a los usuarios por zona. En
particular los indicadores SAIFla,p y SAIDIla,p se determinan considerando todos los usuarios del
alimentador, independientemente de la zona a que pertenecen. Por lo tanto, resultaran, de alguna
manera, valores medios, para los Valores Iniciales de los indicadores.
Luego, para el cdlculo del factor de reduccion semestral FAi,a, se utiliza un valor final del indicador de
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calidad que no es del alimentador sino el previsto para el usuario, el cual es distinto por zona. Dice
debe ser el previsto para la densidad de carga del alimentador, pero en realidad la zona asignada al
alimentador no depende de su densidad de carga sino de la preponderancia de cantidad de usuarios
conectados de una zona sobre otras.

En resumen, se calculan valores iniciales y finales de cada indicador por alimentador y un factor de
ajuste por alimentador.

Creemos es mds claro y correcto calcular valores iniciales de cada indicador por alimentador y zona
(considerando en cada caso solo los valores de SAIDI y SAIFI de los usuarios de cada zona conectados
al alimentador) y luego calcular un factor de ajuste para cada indice de calidad por alimentador y
zona. De esta manera cada alimentador, en el peor de los casos de que tenga usuarios conectados de
las tres zonas, tendrd seis senderos de ajuste: tres para la duracion y tres para la frecuencia. En
funcion de la clasificacion por zonas realizada la cantidad de senderos individuales, bajo este
esquema, seria en realidad de 516.

En las formulas establecidas en el Articulo 55 de “Vifrec”y “Vidur” el denominador “P” se refiere a la
cantidad de semestres histdricos evaluados, esto es, desde el semestre a partir del cual se comienza
a pagar indemnizaciones hacia atrds.

Vifrec=3SA/F/a)/ P

Vidur=3SA/D/Na)/ P

Por otro lado, en la formula de “FA” (reduccion semestral) “s” es la cantidad total de semestres desde
aquel donde se comienza a pagar indemnizaciones hasta el periodo en que se cumpla el objetivo del
sendero planteado de calidad (inicio del periodo de régimen).

FA(i,a) = {(VF(i,a) / VI(i,a))}1/(s-1) -1

Finalmente se plantea la formula que permite calcular los valores limites del sendero de calidad por
semestre

V(i,a,s) = V(i,a,s-1) * {1+FA(i,a)}

En el Articulo 55, se especifica que, los valores finales del sendero de calidad para los indicadores de
frecuencia y duracion serdn igual a los definidos en el Articulo 53 para el indice FIU(MT) y TIU(MT)
respectivamente, segun la densidad de carga asociada a cada alimentador.

Comentario 1

Respecto de los valores finales de los senderos de calidad por cada alimentador, éstos se especifican
en funcion de los valores limites previstos para los indicadores por usuario y zona, esto es, se evalua
la performance del alimentador calculada en base a indicadores globales promedio, teniendo como
objetivo cumplir con valores previstos para los indicadores individuales de cada usuario. ¢Es ello asi?

Comentario 2

Si bien no estd aclarado en la normativa de calidad del servicio, los alimentadores tienen asignada
una zona (de 3 tipos posibles de zonas distintas desde urbana a rural), con base en aquella que posea
el mayor porcentaje de Usuarios. Sin embargo, un alimentador puede dar servicio a usuarios
pertenecientes a una, dos o tres tipos de zonas distintas.
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De acuerdo con lo establecido en la normativa se deben calcular tantos senderos de calidad como
alimentadores hay, esto es, aproximadamente 190 senderos por cada uno de los tipos de indicador
planteados, SAIFI 'y SAIDI, o sea 380 senderos.

Eventualmente, esta situacion conlleva, para las distribuidoras, al planteo de un esquema de obras y
seguimiento por alimentador a fin de cumplir con el sendero calculado para cada uno de ellos.

Comentario 3

Como se menciond, un alimentador puede dar servicio por ejemplo a 2 zonas de diferentes
caracteristicas o sea a usuarios de una zona de alta densidad y a usuarios de una zona de baja
densidad.

Los valores finales del sendero de calidad de los indicadores para los usuarios de la zona de alta
densidad son mds exigentes que los homonimos de la zona de baja densidad. (Tabla Nro 14 del
Articulo 53)

Dado que el alimentador tiene asignada una zona, esto se traduce en un solo valor final objetivo por
indicador, pudiendo ocurrir alguna de las 2 situaciones siguientes:

Situacion 1: Que el alimentador esté asignado a la zona de alta densidad con tolerancias mds
exigentes. Esto implicaria dar a los usuarios que pertenezcan a la zona de baja densidad una calidad
cuyas tolerancias serdn menores a las que realmente estdn previstas en la normativa
individualmente, esto es, obliga a tener menos cortes (SAIFI) o menos tiempo de interrupcion (SAIDI)
a fin de no pagar indemnizacion.

Situacion 2: Que el alimentador esté asignado a la zona de baja densidad con tolerancias menos
exigentes. Esto implicaria dar a los usuarios que pertenezcan a la zona de alta densidad una calidad
cuyas tolerancias seran mayores a las que realmente estdn previstas en la normativa individualmente,
permitiéndoles tener mds cortes (SAIFI) o mds tiempo de interrupcion (SAIDI) y no recibir
indemnizacion.

Comentario 4

Las situaciones planteadas en el comentario 3, en principio se subsanarian si los indicadores SAIFI y
SAIDI fuesen calculados por alimentador y zona, con lo cual un alimentador tendria tantos valores de
SAIFl y SAIDI'y senderos como zonas de influencia tiene y cada sendero tiene un valor final distinto en
funcion de la zona y al que debe orientarse.
Esto implica tener tantos senderos por alimentador como zonas de influencia tiene pudiendo
duplicarse o triplicarse  la  cantidad de senderos de los alimentadores,
En un cdlculo simulado tomado como referencia la situacion de zonificacion realizada para esta
revision tarifaria considerando 2 indicadores (SAIFI y SAIDI) y que de acuerdo con el estudio de
zonificacion hay 56 alimentadores que cubren zonas de 2 tipos distintos, 6 alimentadores que cubren
zonas de 3 tipos distintos y el resto de alimentadores (128) cubre una sola zona, existirian 516
senderos de calidad que deben tenerse en cuenta. 2*(56*2+6*3+128*1) =516

Conclusion

Los comentarios mencionados indican que, bajo los supuestos de interpretacion de las formulas
matemdticas y de sus términos, no resulta claro el cdlculo de los senderos de calidad, dado que por
un lado los mismos pueden dar lugar a conclusiones erréneas (comentario 3) y por otro lado si se tiene
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en cuenta la zona en el cdlculo de los indicadores SAIFI y SAIDI, la cantidad de informacidn resultante

(senderos) es aun superior a la prevista en la norma (516 vs. 380).
Justificacion
Se tiene una confusién con VI'y VF

Sugerencia

Aclarar la metodologia de cdlculo de los senderos de calidad.

Propuesta de respuesta por parte de la CREE

Respuesta Quantum a Comentario 1

Efectivamente, se plantea que el valor final de cada sendero global sean los respectivos limites
individuales. Esto es asi, debido a que no existen limites para los indicadores globales. La propuesta
de senderos surge debido a la gran desadaptacién en calidad que tienen las redes de la distribuidora.
Una vez transitado el lapso estipulado, se espera que la distribuidora haya realizado las obras para
adaptar sus redes a la calidad esperada.

Respuesta Quantum a Comentario 2
Es correcto.
Respuesta Quantum a Comentario 3

Para resolver este conflicto, y con el fin de simplificar esta etapa de transicion y normalizacidn, se
propone que se calcule el valor final de cada sendero, a partir de una ponderacidn entre los usuarios
urbanos y usuarios rurales que tiene cada alimentador. Por ejemplo, si el alimentador tiene 40% de
usuarios urbanos y 60% usuarios rurales, entonces el valor final del SAIFI serd FIU_Urbano x 0.4 +
FIU_Rural x 0.6. Cada alimentador queda entonces con un solo par de indices para el establecimiento
de los respectivos senderos.

Respuesta Quantum a Comentario 4

La recomendacion es calcular un par de indices ponderados por alimentador (descrito en el punto
anterior), quedando asi 380 senderos (190 alimentadores por dos indices cada uno).

Respuesta Quantum a Conclusion
Respondido en cada comentario.

SAIDI y SAIFI son indicadores que representan un comportamiento promedio, por esta razon,
considerar la ZDT que tenga la mayor cantidad de usuarios resulta razonable.

El sendero tiene como objetivo calcular un factor de gradualidad que impacta en la determinacion de
las indemnizaciones, es decir, por ejemplo, un alimentador que cumpla con el sendero no pagard
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indemnizaciones, un alimentador que no cumpla con el sendero pagard indemnizaciones segun su

apartamiento del valor actual del sendero.

Por ultimo, las tolerancias establecidas ademds de considerar la densidad d carga de cada usuario,
toman en cuenta el nivel de tension de estos, por lo que establecer un sendero para cada alimentador,
densidad de carga y ahora nivel de tension dificultaria la evaluacion y control de la calidad (en vez de
380 senderos de calidad serian 1032).

10 Capacitaciones

Como parte del trabajo contratado, Quantum acercd una propuesta de formacidn en temas
regulatorios y especificos que hacen al estudio tarifario.

Los titulos de las sesiones y el contenido de las mismas, se presentan a continuacidn:
Calidad de Servicio

e Introduccidon
e lacalidad en la energia eléctrica:
o Factores condicionantes
o Tipo de calidad medida
o Red de minimo costo
e Calidad Justa
o Objetivo
o Costo del consumidor
o Costo del distribuidor
e Price-Cap y Calidad
e Determinacion del costo de la Energia No Suministrada
o Objetivos
o Dificultades
o Meétodos utilizados
e Regulacién de la calidad
o Instrumentos
o Recopilacién de informacidn

o Indicadores

Fundamentos Microecondmicos

e LaDemanda
e La Oferta
e El Mercadoy el Bienestar

e El Monopolio Natural

Regulacién por Incentivos
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e Regulacidn por Incentivos

e Revenue Cap
e Yardstick competition (Benchmarking)
e Price Cap

e Tendencias actuales

Estudios de Demanda:

e Objetivos

e Proyeccion Global de la Demanda
o Metodologia y criterios de proyeccion
o Modelos econométricos

e Desagregacion espacial de la Demanda

Campaiia de Caracterizacion de Cargas:

e Objetivo
e Funcion de los pardmetros
e Disefilo muestral

e Calculo de parametros y aplicaciéon

Estudios de Pérdidas Técnicas y no Técnicas

e Introduccion a las pérdidas técnicas y no técnicas

e Pérdidas técnicas: Modelos de calculo

e Pérdidas no técnicas: Causas y diferencias con pérdidas técnicas

e Efectos y planes de reduccién de las pérdidas no técnicas

e Modelos para determinacion de pérdidas no técnicas reales y regulatorias

e Avances en el combate de las pérdidas

Base de Capital y Costo de Capital

e Base de Capital
o Enfoques de Calculo
= Capital Fisico
= Capital Financiero
= Capital Contable
o Consistencia Base de Capital - Tasa de Costo de Capital
e El Método VNR
e Disefo de Muestreos
e Costo de capital

e Componentes del Costo de Capital
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QUHNTUM

e La Depreciacién

o Meétodos de depreciacion

o Vida util regulatoria vs. real - Recupero de la inversion
e Vida util remanente

e Costo de capital segun origen del bien

Determinacion de Costos Eficientes

e Lafuncion de produccién

e Lafrontera de produccion

e Lafuncidn distancia

e Eficiencia técnica

e Eficiencia de costos

e Fronteras empiricas.
o Meétodos de estimacion
o Fronteras deterministicas
o Fronteras paramétricas

e Variables ambientales

Regulacion Comparada de Electricidad

e Analisis comparativo metodologias aplicadas en América Central - Sur y Caribe
e Estudios de la demanda
e Estudios de pérdidas técnicas y no técnicas
e Base de capital y su optimizacion
e Tasa de costo de capital
e Costo de capital
e Costos de explotacidn
e Fdrmulas de ajuste tarifario
o FactorX
o Indices de precios
e Calidad de servicio
o Indicadores

o Niveles de exigencia

Las sesiones se han organizado para ser dictadas los dias viernes, con una duracidn de 2 horas, siguiendo una
secuencia que permite capitalizar gradualmente el conocimiento y entender el grado de interrelacion que hay
entre los distintos médulos que hacen al estudio tarifario. Por una cuestion de necesidad puntual, fue dictada
en forma anticipada una sesidn relativa a Calidad de Servicio. A la fecha del presente informe de avance, se
ha cumplido con el dictado de 3 sesiones, a saber: Calidad de servicio, Fundamentos microeconédmicos y
Regulacidn por incentivos.
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