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ACUERDO CREE-07-2022

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

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 esté 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 transmisidon 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 (Resolucién 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 Distribucion) 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
presentard 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
aprobd 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 Calculo 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 mercantii QUANTUM S. A., en
consecuencia, en fecha 12 de mayo de 2021 la CREE celebrd con la sociedad mercantil en mencion
un Contrato de Servicio de Consultoria para la elaboracion de los estudios en referencia.

Que en 26 de octubre la sociedad mercantil QUANTUM S. A. present6 el “Producto no2 — 4to
Informe técnico de avance: “Consideraciones sobre estimacion de costos eficientes y base y costo de
capital”, las cuales recibieron solicitud de ajuste, por lo que la sociedad remitio el informe actualizado
el dia 4 de enero de 2022.

Que en 19 de noviembre la sociedad mercantil QUANTUM S. A. present6 el “Producto no2 — 5to
Informe técnico de avance: “Propuesta de ajustes y adecuaciones al Reglamento de Tarifas”.

Que la Unidad de Tarifas emiti6é el memorandum UT-No. 001-2022 de fecha 10 de enero de 2022 en
el cual establece que se han recibido a plena satisfaccion el “Informe mensual No. 4 del Producto
No.2” de la sociedad mercantil QUANTUM S. A.

Que la Unidad de Tarifas emiti6é el memorandum UT-No. 002-2022 de fecha 21 de enero de 2022 en
el cual establece que se han recibido a plena satisfaccion el “Informe mensual No. 5 del Producto
No.2” de la sociedad mercantil QUANTUM S. A.

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
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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.

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
distribucion, 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 el Reglamento Interno de la Comisién 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-05-2022 del 24 de enero de 2022, el Directorio de
Comisionados acordo emitir el presente acuerdo.

POR TANTO

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

ACUERDA:

PRIMERO: Tener por recibido a satisfaccion el informe mensual No.4 denominado:
“Consideraciones sobre estimacion de costos eficientes y base y costo de capital”, correspondiente al
Producto No. 2 de la consultoria “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
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Comision Reguladora de Energia Eléctrica (CREE)”, el cual forma parte integral del presente acto
administrativo.

SEGUNDO: Tener por recibido a satisfaccion el informe mensual No.5 denominado: “Propuesta de
ajustes y adecuaciones al Reglamento de Tarifas”, correspondiente al Producto No. 2 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 Reguladora de Energia
Eléctrica (CREE)”, el cual forma parte integral del presente acto administrativo.

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 Cuarto y Quinto
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” y “SEGUNDO”.

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
gﬁ ANTONIO

SALGADO OCHOA | ** * **
GERARDO ANTONIO SALGADO OCHOA ~ \_ i ")

Digitally :
signed by JOSE Zlirgrirlgﬁrgente

M ANTONIO por LEONARDO
MORAN ENRIQUE DERAS
MARADIAGA VASQUEZ

JOSE ANTONIO MORAN MARADIAGA LEONARDO ENRIQUE DERAS VASQUEZ
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1 Introduccion

El presente documento tiene por objeto aportar los andlisis realizados por Quantum en dos temas
gue resultan cruciales en la determinacién y reconocimiento del requerimiento de ingresos que les
corresponde a las empresas distribuidoras recuperar via tarifa.

2 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 andlisis 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.

2.1 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 Célculo 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
(histérica y proyecciones) serd sometida a un analisis de eficiencia por parte de la CREE, la que tomara
en consideracidn, al menos, los siguientes aspectos:

d Determinacidn 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 seran 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”.

Articulo 114. La escala de la distribucion de energia eléctrica sera 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
afio previo a la Fecha de Referencia.

b. Escala de las empresas: Se determina la escala de la actividad de distribucion de energia
eléctrica a través de la Variable de Escala Compuesta (VEC), que consiste en ajustar el
numero de usuarios por los coeficientes extension 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 relaciéon a la

media de la muestra de empresas considerada tal como se describe en b. U

corresponde a la media aritmética de u.

L I-L , . L . L
T =T Desvio proporcional de la extensidn 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

! Fijado en 0.15 para el ler ciclo tarifario segun lo indicado en el art. 199 del RT



y 2: Pardmetro asociado a la extensidn 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 estardn 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
como el promedio de los valores registrados en los uUltimos 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 estara dado 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:

CAOMpgp: Costos de Administracidn, Operacidn y Mantenimiento eficientes de la
Empresa Distribuidora

CUEs: Costo Unitario Eficiente obtenido a partir de las empresas del Quintil
Superior

VECgp: Variable de Escala Compuesta de la Empresa Distribuidora
2.2 Comentarios sobre los articulos del RT y la muestra internacional

2.2.1 Incisob del Art. 115 del RT

El inciso b del Art. 115 del RT dice:
a.

b. Escala de las empresas: Se determina la escala de la actividad de distribucion 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). ....

2 Fijado en 0.35 para el 1er ciclo tarifario segin lo indicado en el art. 199 del RT



Comentario Quantum: La energia distribuida se entiende es sinébnimo de energia vendida (por lo que
se observa en otros parrafos del RT), por lo que aqui deberia decir energia distribuida a nivel de MT
y BT.

2.2.2 Incisod del Art. 115 del RT
El inciso b del Art. 115 del RT dice:

a.

b.

d. Costo Medio por Unidad de Escala Eficiente. El costo unitario eficiente estara dado 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.

Comentario Quantum: La posible interpretacién directa de la metodologia para la determinacion del
costo eficiente a reconocerle a las distribuidoras hondurenas hace pensar en un costo unitario
obtenido como promedio simple de los costos unitarios de las empresas que arrojen los costos
unitarios que se encuentren en el primer quintil, en el entendido que los costos unitarios sean
ordenados de menor a mayor (En el Informe de avance n° 3 de progreso de la tarifa de distribucion
se presentaron resultados preliminares de costos eficientes considerando como costos eficientes
a los costos unitarios minimos).

Es importante destacar que, basar el calculo del costo eficiente en un indicador parcial, como lo es
un costo unitario, puede inducir a errores. Si es sabido que los costos de prestacion del servicio estan
intimamente relacionados o pueden asociarse con una cierta cantidad de variables econdmicas y
fisicas, encontrandose dentro de estas ultimas:

- Longitud de red

- Cantidad de transformadores

- Demanda de potencia maxima

- Cantidad de usuarios

- Energia ingresada en el sistema de distribucién
- Cantidad de fallas

El siguiente ejemplo pretende graficar lo que suele ocurrir con empresas distribuidoras de
electricidad y la vinculacion de costos totales con una variable fisica.

Empresa Costo km de red Pmax Usuarios  Costo/km Costo/Pméax Costo/Us.
A 1.000 10 2 15 100 500 67
B 5.000 60 4 90 83 1.250 56
C 2.000 100 3 22 20 667 91



Costo/km Costo/Pmax

== K
¢ A

Costo/Usuario
91
'
A B C

Grdfico 1

Si se analizan los costos por km de red, la empresa C figura con el menor costo unitario, mientras
que, si se observan los costos por demanda maxima, la empresa A es la que presenta el menor costo,
finalmente a nivel de costos por usuario, la empresa B registra el minimo costo.

El RT introduce como denominador del costo unitario al VEC (Variable de Escala Compuesta), donde
la variable principal (usuarios) es modificada por la introduccidon de dos variables como lo son la
energia facturada y la longitud de red, cuyas expresiones reciben una ponderacion fijada para la
primera revision tarifaria, segun el Art. 199 del RT.

Este denominador compuesto presenta una evolucidn respecto de un indicador parcial basado en
una unica variable en el denominador, sin embargo, no se puede asegurar que los costos unitarios
del primer quintil (al ordenar una serie de menor a mayor) se correspondan con aquellos que
resultarian del andlisis de las empresas mas eficientes.

Consideramos que el inciso d del Art. 115 deberia desarrollar el concepto de eficiencia o al menos
dejar planteada la posibilidad de su analisis y determinacién en funcién de técnicas que se aplican a
nivel mundial y en particular que ya se estan aplicando en América en dos de los paises con
regulaciones para la distribucidn de electricidad muy consolidadas y maduras como lo son Brasil y
Panama, paises en los cuales las empresas inclusive ya han pasado por 4 a 5 revisiones tarifarias.

2.2.2.1 Técnicas de benchmarking en busqueda del nivel eficiente
A continuacidn, se acercan algunas alternativas para su analisis:



Marco Conceptual

Cuando se compara el funcionamiento de las empresas, es necesario conocer el nivel de eficiencia
alcanzado por cada una, nocidon que se encuentra estrechamente conectada a las funciones de
produccién y a las funciones de costos, segun se trate de eficiencia técnica o eficiencia econdmica.

En los resultados de productividad que pueden obtenerse en cada empresa, influyen las diferencias
en la tecnologia de produccion, en la eficiencia del management y de la operacién, que llamaremos
en conjunto “eficiencia técnica”, y ademds en las diferencias debidas a variables exdgenas,
denominadas también variables de entorno [Weyman-Jones, 1992], [Pollit, 1995], que afectan la
produccién. La componente de productividad que resulta del proceso productivo debida Unicamente
a factores técnicos, se le denomina “eficiencia técnica”.

Para alcanzar el costo minimo, la empresa no solamente debe emplear sus insumos en forma
eficiente (eficiencia técnica), sino ademas debe elegir la tecnologia que permita utilizar una
combinacion de los insumos en forma éptima, dado el precio relativo de éstos (eficiencia asignativa).

La eficiencia productiva o econdmica también llamada global pues es el producto de la eficiencia
técnica por la eficiencia asignativa, se define como la capacidad de la empresa para producir un
producto a un costo minimo.

En la figura 1 se ilustran estas definiciones. La curva SS" es la frontera eficiente, o sea el lugar
geométrico de todas las combinaciones de insumos, idealmente simbolizados por Trabajo (L) y
Capital (K), de maxima eficiencia técnica conocidas, para producir una unidad de producto:

Eficiencias Relativas

K
S EficienciaTécnica = 22
oP
EficienciaAsignacion = OR
oQ
0Q_OR OR

EficienciaGlobal = —=x —=—]
OP 0OQ OP

Frontera Técnica

A

Recta de 1o Costo

Figura 1

Las distribuidoras venden servicios de red (capacidad de distribucion) en diferentes puntos de la red,
para diferentes tipos de consumidores que tienen diferentes patrones de carga, en diferentes
momentos del tiempo - diferentes horas del dia, diferentes dias de la semana, diferentes meses del
afio. Adicionalmente venden servicios de clientela a diferentes tipos de clientes por su caracteristica
y ubicacion, servicios de compra de energia y potencia en el mercado mayorista y servicios de riesgo
como las garantias de calidad de servicio técnico y comercial.

Considerando que las empresas no producen un solo producto, sino muchos y ademas utilizan un
conjunto muy numeroso de insumos, el analisis anterior debe generalizarse al hiper-espacio, con lo
cual la frontera eficiente es una superficie n-dimensional.



Consecuentemente, el problema de medicidn de las eficiencias relativas entre empresas es complejo

y si bien el uso de indicadores de productividad y costos unitarios parciales es de utilidad, a los fines
de realizar comparaciones homogéneas de indicadores es necesario hacer uso de metodologias de
benchmarking mads robustas. Siguiendo los Ultimos desarrollos sobre estudios de eficiencia
comparada realizados en diferentes paises del mundo, QUANTUM propone estimar funciones de
costos y produccion que permitan considerar los efectos de las variables exdgenas explicativas de los
mismos, aplicando una variedad de métodos que pueden clasificarse en métodos de eficiencia media
y de frontera. A continuacidn, se presentan:

e Frontera
e No Paramétricos
o Andlisis de Envolvente de Datos (DEA)
e Paramétricos
o Andlisis de Frontera Estocastica (SFA)
e Eficiencia Media

e Minimos Cuadrados Ordinarios (OLS)

En el siguiente gréfico puede verse el nivel de costos estimado por cada método:

| Eficiencia Media -MCO

Insumo Y

SFA

Insumo X
Grdfico 2

Asumiendo un proceso productivo con dos insumos, cada punto representa las diferentes cantidades
de insumos que emplean diferentes empresas para producir una misma cantidad de producto. Como
puede verse, las metodologias de frontera deterministica (DEA) en la mayoria de los casos calculan
un nivel de costos mads bajo, no considerando efectos aleatorios atribuidos a variables ambientales o
errores en los datos. De esta manera, toda diferencia con respecto a dicha frontera es considerada
como una ineficiencia, ignorando el efecto de fendmenos estocasticos. Una respuesta a dicho
problema surgié a partir del desarrollo de la metodologia de fronteras estocasticas (SFA). Esta
consiste en estimar una funcion de costos considerando dos tipos de perturbaciones o errores: uno
simétrico, que recoge un ruido aleatorio ocasionado por fendmenos estocasticos fuera de control, y
otro no negativo que refleja la ineficiencia. Consecuentemente, al considerar el ruido aleatorio, la
frontera estocastica siempre tendera a localizarse a la derecha de la frontera deterministica, tal como



puede observarse en el gréfico. Finalmente, la metodologia econométrica de minimos cuadrados

ordinarios permite calcular el nivel de eficiencia promedio de la industria.

Eficiencia Promedio

El modelo de eficiencia media supone que todas las firmas consideradas en el estudio son eficientes,
es decir incurren en el menor costo posible para obtener una determinada cantidad de producto o
productos. El método de eficiencia promedio mas cominmente empleado es la estimacién de
funciones de costos a través del método de minimos cuadrados ordinarios, permitiendo de esta
forma separar los efectos de las variables exdgenas (longitud de redes, cantidad de clientes, potencia
maxima, etc.), y poder comparar costos de empresas en igualdad de condiciones.

Si n es la cantidad de empresas de la muestra considerada en un momento determinado de tiempo,
la funcién de costo medio del grupo se representa mediante la siguiente expresion:

C :Zn:ﬁixi +V,
i=1

Donde:

o cies el costo incurrido por la firma i

o X;son las variables que determinan el costo de las firmas. En el caso de las distribuidoras de
energia eléctrica éstas pueden ser la longitud de la red, la cantidad de clientes, la densidad,
etc.

o [ son coeficientes a estimar

o vjes el ruido o perturbacién aleatorio que representa el desvio del costo real con respecto a
la componente deterministica S.X debido a la no inclusién de alguna variable explicativa o a
errores de medicién de las variables. Se supone que esta variable aleatoria sigue una
distribucién normal con media cero, puesto que se compensan los desvios positivos con los

negativos, y varianza O'V2 constante.
La estimacion de la funcidn de costos de las empresas de la muestra representa el costo en que
incurren en promedio las firmas del grupo, situdndose algunas firmas por encima y otras por debajo
del costo estimado.

Fronteras de Eficiencia

Las metodologias de fronteras se basan en los avances mas recientes de la teoria microecondmicay
la econometria en el campo de la eficiencia.

Las fronteras no son observables, por lo tanto, la eficiencia se determina mediante fronteras
empiricas. Se han desarrollado diversas metodologias para calcular la frontera, las cuales pueden
clasificarse en no paramétricas, y paramétricas, utilizadas por las empresas para evaluar el potencial
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de reduccion de costos que poseen y los reguladores en los procesos de revision tarifaria de las

empresas de servicios publicos en un gran nimero de paises.

En cada caso, la medida relevante de la eficiencia se define en funcién de las mejores practicas
posibles en un punto particular a tiempo. Si una firma estd funcionando en la frontera se define como
eficiente; si estd funcionando lejos de la frontera se define como ineficiente, y el nivel de la
ineficiencia se mide en relacion a la frontera (en el caso de una frontera de costos, las firmas
ineficientes son aquellas que estan por encima de la frontera). El grado de ineficiencia de cada firma
se refleja a partir del “Score de Eficiencia”.

Andlisis de la Envolvente de Datos (DEA)

La DEA es un método no paramétrico que emplea la programacion lineal para calcular la
frontera eficiente a partir de los datos de las empresas de la muestra. Mediante
programacion lineal construye una “envolvente” de las combinaciones lineales de insumos y
productos mas eficientes.

Dado que la DEA no toma en cuenta los factores aleatorios en el calculo de la eficiencia, es
posible que se cometan errores al considerar como eficientes empresas que
circunstancialmente presentan costos o activos mas bajos en el momento de la observacién,
mientras que en otros periodos vuelven a la normalidad.

Esta técnica admite distintas variantes de estimacion, tales como input-oriented u output-
oriented, asi como retornos constantes o variables a escala.

Los modelos output-oriented maximizan la cantidad de output (producto) dada una cierta
cantidad de inputs (insumos), mientras que los input-oriented minimizan la cantidad de input
dada la cantidad de outputs. En el caso de las empresas del sector eléctrico, dado que la
demanda a abastecer es una variable no controlable por la empresa (en la mayoria de los
casos las empresas tienen la obligacidon de suministro dentro de su drea de concesion), el
output es un dato y consecuentemente se emplean modelos input-oriented.

Frontera Estocastica

La metodologia de la frontera estocastica es un enfoque estadistico que estima una funcion
de costos que tiene en cuenta un término que representa la ineficiencia de cada empresa y
otro que captura los errores aleatorios en la medida de la frontera. Dicha funcidn, en el caso
de una industria compuesta por n firmas, puede representarse de la siguiente manera:
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o ces el costoincurrido por la firmaii

e X;son las variables que determinan el costo de las firmas.

e vy; es el ruido aleatorio que representa el desvio de la componente deterministica
debido a la no inclusién de alguna variable explicativa o a errores de medicidn de las
variables. Se supone que esta variable sigue una distribucién normal con media cero,

puesto que se compensan los desvios positivos con los negativos, y varianza o

constante
e yjes untérmino de error que refleja la ineficiencia del costo por parte de las firmas.
u; es positivo, porque indica el exceso del costo por encima del costo de la frontera
estocastica, o bien nulo en el caso de que la firma sea eficiente. Generalmente se
supone que u;sigue una distribucién semi-normal, exponencial o normal truncada,
para asegurar que siempre asume valores mayores o iguales a cero.
El término BX;de (1) es la componente deterministica de la funcién de costos y BX; + v;

constituye la frontera estocdstica, la cual no es observable en razén de que los errores v; no
son observables. La estimacion de la funcién (1) permite obtener los errores aleatorios (vi) y
de ineficiencia (u;) para cada una de las n firmas y de esa manera calcular tanto el ranking de
eficiencia como la eficiencia media del sector. El método de estimaciéon mds utilizado es el de
maxima verosimilitud.

Mediante la estimacién del modelo de frontera estocastica es posible probar la hipétesis de
qgue el término de error u; es significativo, midiendo de esta forma con precisién, cudl es el
nivel de ineficiencia de cada empresa de la muestra aislado de fendmenos estocasticos.

Asi, este tipo de modelos permiten estimar la ineficiencia a partir del error sistematico U para
cada observacidn, a partir del cual se obtiene el score de eficiencia para cada empresa de la
muestra en cada periodo, lo cual en férmula responde a la siguiente expresion:

Eficiencia = exp (—u;)

2.2.2.2 Comentarios sobre eficiencia y su consideracion con fines de establecimiento del costo
eficiente para las empresas hondurefias

Consideramos muy importante permitir la aplicacion de alguna técnica, sobre la muestra
internacional de referencia que sea escogida, con la finalidad de identificar las empresas eficientes y
a partir de ellas luego proceder al calculo del costo unitario ajustado por el VEC, lo cual luego
permitira el calculo del costo eficiente de la empresa hondurefia tomando en consideracion los
costos unitarios correspondientes al primer quintil de empresas seleccionadas como las mas
eficientes (los cuales ya no necesariamente seran los costos unitarios mas bajos de la muestra).

De las técnicas presentadas en el punto anterior, la recomendacién de Quantum es la estimacion de
una funcion distancia, a partir de la muestra internacional, aplicando el enfoque de frontera
estocastica. Se recomienda este enfoque y no aquel que surgiria del andlisis de la envolvente de datos
porque permite contar con la significatividad estadistica de los coeficientes del modelo, sin embargo,
y con el fin de validar la robustez en materia de resultados, normalmente los estudios suelen
complementarse utilizando la técnica de DEA. El analisis comparado de los resultados de ambas
metodologias permitira la eleccién de la submuestra de empresas eficientes (ler quintil segin lo
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dispuesto en el RT) a partir de las cuales luego se deberd efectuar el cédlculo del costo unitario

corregido por la variable escala, que dara lugar al costo promedio eficiente a extrapolar a las
empresas de Honduras.

Otro punto importante a destacar es que una vez que sea obtenido el costo eficiente para la empresa
hondurefia, este costo debe asumirse como un costo de base, a partir del cual posiblemente algunas
consideraciones deban hacerse si se conocen particularidades del mercado hondurefio que no
responden a lo contenido en la muestra internacional de empresas. Ejemplo de ello, si se toma como
muestra internacional a las empresas de Brasil, el costo laboral considera 13 salarios por empleado,
dato que no necesariamente responde a la realidad en honduras.

2.2.2.3  Propuesta de modificacion al inciso d del Articulo 115 del RT
El inciso d del articulo 115 del RT dice lo siguiente:

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 mds
eficientes.
Extrapolacion 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 numero de usuarios unicamente las cuentas activas, es decir, sin saldos nulos de
facturacion o consumo en los seis meses previos.

CAOMg), = CUEys X VECg)
donde:
CAOMgy,: Costos de Administracién Operacién y Mantenimiento eficientes de la Empresa
Distribuidora
CUEs: Costo Unitario Eficiente obtenido a partir de las empresas del Quintil Superior

VECgp: Variable de Escala Compuesta de la Empresa Distribuidora

A continuacidn, se presentan dos propuestas de redaccion del inciso d. La primera se podra observar
gue es amplia/general, en el entendido que, en otras regulaciones, las técnicas especificas con que
el Ente Regulador define que los estudios sean realizados, son indicadas en los términos de referencia
que en cada revision tarifaria son elaborados a tal fin. Esta posicidn resulta interesante ya que toda
evolucidn en el tiempo y mejoras en las técnicas y tipos de estudios que se requieren realizar no
quedan limitados en un Reglamento, lo cual en caso de desearse su aplicacién requiere modificar el
mismo.

La segunda propuesta considera dejar plasmado en el Reglamento de Tarifas la técnica recomendada.

2.2.2.3.1 Propuestal

d. Costo Medio por Unidad de Escala Eficiente. El costo unitario eficiente estarad dado 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. Las empresas distribuidoras deberdn justificar, a partir de la
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muestra internacional de referencia, mediante técnicas de eficiencia comparada, cuales
empresas forman parte del quintil superior a partir de cuyos costos unitarios quedard
determinado el costo unitario promedio eficiente (CUEs).

Extrapolacion 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 numero 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:

CAOMEp: Costos de Administracion Operacién y Mantenimiento eficientes de la Empresa
Distribuidora

CUEs: Costo Unitario Eficiente obtenido a partir de las empresas del Quintil Superior

VECgp: Variable de Escala Compuesta de la Empresa Distribuidora

2.2.2.3.2 Propuesta 2

d.

Costo Medio por Unidad de Escala Eficiente. El costo unitario eficiente estara dado 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. Las empresas distribuidoras deberan justificar, a partir de la
muestra internacional de referencia, empleando una metodologia de frontera estocadstica,
cuales empresas forman parte del quintil superior a partir de cuyos costos unitarios quedara
determinado el costo unitario promedio eficiente (CUE ).

La metodologia de frontera estocastica permite la estimacién de fronteras de costos y de
produccién o de funciones de distancia empleando métodos econométricos.

Para el analisis, se debera partir de una frontera de costos determinada a partir de la muestra
internacional, la cual puede especificarse de la siguiente manera:

Inc,=a+ Blny; + ¢ (1)
donde:
Inc; es el logaritmo natural de la empresa i
yison los productos de la empresa i
6 son los pardmetros de la funcién de costos a estimar

i es el término de error de la funcién conformado por un error v; (ruido aleatorio
gue representa el desvio de la componente deterministica de la frontera debido
a la no inclusién de alguna variable explicativa o a errores de medicién de las
variables) y un error u;, que refleja la ineficiencia del costo por parte de las
empresas.

La frontera estocastica no es observable, en razén de que los errores v; no son observables.
La estimacién de la funcidn (1) permitira obtener los errores aleatorios (v;) y de ineficiencia
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(u;) para cada una de las n empresas de la muestra internacional y de esa manera calcular

tanto el ranking de eficiencia como la eficiencia media de la muestra.

La estimacidn de los pardmetros de la frontera estocastica y de los errores u;que capturan el
desvio de la frontera debido a la ineficiencia permitiran obtener la eficiencia del costo. Una
vez estimada la frontera, la eficiencia del costo para cada empresa de la muestra se obtendrd
de la siguiente manera:

c(yi, B) - exp (v;)

EC= 00 exp ) -exp ()

= exp (—u)

Los valores porcentuales de eficiencia (Score) finalmente permitiran ordenar a las empresas
de la muestra de mayor a menor Score, quedando identificadas aquellas que pertenecen al
1°" quintil.

Para cada una de las empresas pertenecientes al 1°" quintil se calculard su Costo Unitario
Eficiente (CUE) obtenido como cociente entre los CAOM; y la VEC, debiéndose
posteriormente calcular el Costo Unitario Eficiente promedio (CUE )

Extrapolacion al caso de una Empresa Distribuidora de Honduras: Se multiplica el Costo
Unitario Eficiente promedio por la escala de la Empresa Distribuidora de Honduras,
considerando como numero 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:

CAOMEp: Costos de Administraciéon Operacién y Mantenimiento eficientes de la Empresa
Distribuidora

CUEs: Costo Unitario Eficiente obtenido a partir de las empresas del Quintil Superior

VECgp: Variable de Escala Compuesta de la Empresa Distribuidora

2.2.3 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 aio 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 tltimo 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
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calculo de costos eficientes, nivel de incobrabilidad y nivel de pérdidas no técnicas, en una muestra

conformada por datos correspondientes a empresas brasileras.

La informacion 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
estan 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 informacion adecuada para
dar tratamiento al analisis y determinacion de costos eficientes dado que ANEEL lleva varios ciclos
tarifarios interactuando con las empresas y depurando bases de datos.

2.2.4 Actividades de distribucién 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 separacion (al menos a partir de las bases de
datos informadas a ANEEL). Separacidon que deberia a su vez llevarse un proporcional de costos
indirectos (administracion). Dada la participacion en las redes totales que tiene la AT (3.2% de la
longitud total), se recomienda que el andlisis sea realizado considerando la totalidad de las redes
y de costos de distribucion.

2.2.5 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 ultimo
afio calendario concluido. Recomendamos aplicar un criterio similar, lo que resultaria en trabajary
efectuar el analisis en moneda de diciembre de 2020.

Con respecto a la adecuacion de los costos de la muestra internacional con el fin de permitir una
comparaciéon 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 conversion de PPA, PIB (UMN por $ a precios internacionales)).
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2.2.6 Estrategia regulatoria en Brasil y ciclo tarifario

Brasil se rige por una estrategia regulatoria de Price-Cap. El Price-Cap es un sistema de regulaciéon
de servicios publicos que consiste en la determinacidn de precios maximos o tope para cada tipo de
servicio, ademds 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, fundamentalmente, persigue la mejora en la productividad para poder
trasladarla al mercado, a efectos de obtener una reduccién 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.

P1 k

......................................................................... P2
Costo Rea

TO T1 T2

Grdfico 3

La empresa buscard 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.

En Brasil, las revisiones tarifarias para las concesionarias de distribucion se realizan, en promedio,
cada cuatro anos. El primer ciclo de revisién ocurrié entre 2003 y 2006, encontrandose actualmente
camino a la 5ta revision 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 hondureiias, teniendo en cuenta
que, sobre la muestra, el nivel eficiente estara 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.
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QUHNTUM

3 Base de capital y costo de capital

El presente capitulo tiene por objeto acercar un resumen del trabajo presentado a los comisionados
de la CREE con el fin de que cuenten con elementos de juicio que permitan adoptar medidas que
resuelvan potenciales inconsistencias entre lo establecido en la LGIE y en el RT.

La temdtica es desarrollada utilizando como material aquel que se expuso a los comisionados en
reunion mantenida el jueves 21 de octubre.

Requerimiento de ingresos y el CK

Requerimiento de Ingresos
Costo de abastecimiento VAD
OPEX || |

1
o | 13 KT

* COK = Costo de Oportunidad del Capital
* CMK = Costo de Mantenimiento del Capital

@B ovantum
Grdfico 4

Para identificar la participacion del costo de capital, se presenta en forma sintética un mapa con la
relacion de mddulos que hacen al requerimiento de ingresos. El requerimiento de ingresos de la
empresa queda conformado por el Costo de Abastecimiento y por el VAD. A su vez se tiene que el
VAD esta conformado por los Costos Operativos y el Costo de Capital. Internamente el costo de
capital esta conformado por dos componentes, el costo de oportunidad del capital (COk) y el costo
de mantenimiento del capital (CMk). Los elementos necesarios para su calculo son: la base de capital,
la tasa de costo de capital y la vida atil de los activos que forman parte de la base de capital.

Costo de capital

Costo de capital = Costo de oport. del capital (CO,) + Costo de mtto del capital (CM,)

G CO, =AFN x Tasa de Costo de Capital

CM, = AFB x Tasa de depreciacion

CM, =AFN x FA

OUHNTUM

Grdfico 5
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El COk es determinado multiplicando la base de capital por la tasa de costo de capital, mientras que
el CMk, dependiendo del método de depreciacién adoptado para la base puede resultar del producto
entre la Base Bruta de Activos y la tasa de depreciacion de los mismos o del producto entre la Base
de Activos Neta y el denominado Factor de Amortizacién (FA).

Esquema de depreciacion lineal

Base c/ Depreciacién Lineal
(Método Alemén)

Evolucién Base de Capital —tlét00 Alemin

12345678 9101112131516 17181920
ados

Evolucién Costo de Capital et

oep.

COk, = BC,; x TCC x

CMk, = AFB, , x TasaDep

12345675 9101112131151617 181920
Alos

r1“UHNTUM

Grdfico 6

En caso de aplicarse el método de depreciacion lineal, el costo de capital es la suma de una cuota
constante, que se corresponde con la depreciacidn del bien, y de un costo de oportunidad del capital
gue va reduciéndose linealmente a medida que el bien se deprecia.

Esquema de depreciacion econdmica
Base c/ Dep. Econémica: Evolucién de la BC y Costo de Capital
Evolucién Base de Capital T
b volucién Base de Capita e ;u: :
= BC=BC,; X (1- FA,) (ivrccy —1
Evolucién Costo de Capital CK, = COk, + CMk,
$ia 4
COk, = BC.; X TCC ———~ > CK = Constante
- | e o TCC
CMk, = BC,.; x FA, : CK, = BC, x FRC FRC = R
12 e s e u e s e Y e e (+1CCY

@B ovantum

Grdfico 7

La otra alternativa considera la aplicacidn de lo que se conoce como método francés o depreciacion
econdmica, cuyo comportamiento se clarifica a través de un ejemplo. Dada una base de activos
constituida por un bien que vale 100 y tiene una vida util de 20 afios, se deprecia en forma no lineal.
El bien sufre una depreciacién econdémica a lo largo del tiempo, la cual es muy menor en los primeros
afios de uso del bien y luego, a medida que pasa el tiempo, se acelera. Esta depreciacion es calculada
aplicando el factor de amortizacién a la Base Neta de Activos de cada afio. Dada la curva de
depreciacion, en el grafico de arriba se puede ver la evolucion de la Base depreciada. Luego, dada
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esta Base neta, al aplicarle la tasa de costo de capital, da lugar en el grafico de abajo al costo de
capital, el cual describe una funcién céncava igual a la de la Base neta. Si en cada afio de la vida del
bien, se suman las 2 componentes del costo de capital, se tiene un Costo de Capital (CK) constante.
Esta es una caracteristica interesante del método ya que esta diciendo que independientemente de

la vida util transcurrida del bien, su costo de capital no cambia.

Capital Fisico
Evolucién de la BC y Costo de Capital

Evolucién Base de Capital Evolucién Costo de Capital
s T—— s
0 1
0
. N— 2
50 SN 10
50 N N
© N N\ .
0 N\
20 NSO\ 4
10 AN 2
3 o
1Traes e s s R ws ey w0 172345 6 76 9 0m 1517 181 20
.

. i

= = Inversion
VP(CK,, VP(CK,, Inversic

ét.Alemdn ét.Francés )

r1“UHNTUM
Grdfico 8

En la ldmina superior se superponen, en el grafico de la izquierda, la evolucién de la base de activos
por ambos métodos de depreciacion, y en el grafico de la derecha se puede ver la evolucién del CK
total. Puede demostrarse matematicamente que, dados los costos de capital calculados a través de
ambos métodos, los flujos descontados resultan en una igualdad y a su vez verifican el valor del
monto invertido. Es decir que, salvo por cuestiones financieras y una distribucion diferente del costo
en el tiempo, ambos métodos son equivalentes, si se respeta el método elegido durante toda la vida
util del bien.

En la siguiente lamina se resumen algunas caracteristicas que diferencian a ambos métodos de
depreciacion del activo:

Caracteristicas, beneficios y contras de cada método
Método de depreciacion econdomica Método de depreciacion lineal

= No requiere conocer la vida Util transcurrida. » Requiere conocer el grado de depreciacion de los activos

L ) royectarlo en el tiempo
= No requiere inspeccionar y evaluar el estado de las redes v proy P

y su vida remanente. « Si no se conoce el grado de depreciacion, debe

. . eslimarse con las inspecciones a las instalaciones
» CK: Flujo constante. Se evitan saltos bruscos por

inversiones de gran porte. « Inversiones de envergadura pueden provocar picos en el

CK que se calcula anuaimente
« Riesgo de considerar un CK de activos 100% q

depreciados (la informacion contable ayuda en la quita - Activos 100% depreciados en forma automatica quedan
de la base de estos aclivos antes de calcular el CK). fuera de la base de capital al momento de calcular el CK

« Si el nivel de depreciacion actual es elevado
(desinversién), el reconocimiento de una anualidad,
implica un costo de capital por encima del que deberia la
empresa recibir de aplicarse el método lineal..

Grdfico 9
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Habiéndose presentado conceptualmente las formas de calculo del costo de capital, a continuacion,

se presenta lo que se encuentra establecido en la LGIEy en el RT.
De acuerdo a lo establecido en la LGIE, en su art 21 indica (se colocan los parrafos de interés):

CALCULO DE COSTOS. El cdlculo de los costos de generacidn, transmisién, operacion y distribucion se
sujetard a lo siguiente:

D. CALCULO DEL VALOR AGREGADO DE DISTRIBUCION. El Valor Agregado de Distribucion
(VAD) de cada distribuidora se calculard suponiendo una empresa modelo eficiente operando
en el mismo entorno que la empresa real, e incluird los siguientes componentes:

Il. Las anualidades de las inversiones de distribucion, calculadas con base en el
Valor Nuevo de Reemplazo de las instalaciones, su vida util, y la tasa de
actualizacion establecida; y,

La definicion dada en la LGIE supone el reconocimiento de una anualidad. La anualidad, en la
matematica financiera, normalmente se corresponde con la existencia de cuotas constantes a lo largo
de la vida util del activo regulatorio.

En formula:
CK = AFB x FRC
Donde:

- CK: Costo de capital del activo regulatorio

- AFB: Valor bruto del activo regulatorio (valorizado segin metodologia
correspondiente)

- FRC = Factor de Recupero del Capital =TCC/ (1 - 1/(1 + TCC)")

- TCC: Tasa de costo de capital

n: vida util del activo o conjunto de activos

Esta metodologia de determinacidn del costo de capital, es aplicada por ejemplo en paises como
Chile, Peru y Argentina.

Cuando se analiza el RT, se observa una serie de articulos que refieren al costo de capital por
reconocer, planteando algunos de ellos una metodologia que posiblemente no responde al espiritu
de la LGIE. A continuacidn, los articulos en cuestion:

Articulo 27. Valor Agregado de Distribucion: Los Costos Controlables asociados al VAD son los
siguientes.....

inciso c: Anualidad de las inversiones de distribucion, calculadas con base en el VNR,
su vida util, y la Tasa de Actualizacion que la CREE establezca.

El articulo 27 estd en linea con la LGIE.
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En la seccién del RT dedicada a Transmisidn, aparece en forma explicita la composicién del costo de

capital. Esto se indica en el articulo 164.
Anualidad de las Inversiones. La Al comprende dos componentes:

a) Remuneracion del capital invertido (RC): producto entre la BAR neta y la Tasa de
Actualizacion

b) Depreciacion del capital (DC): producto de la tasa de depreciacion anual promedio
por la BAR bruta

Con respecto a lo relativo a la actividad de Distribucidn, la remuneracién de la base de capital (BAR)
se encuentra mencionada en los articulos 31 y 41, donde la misma, aunque no en forma explicita,
gueda contenida en la férmula de calculo del Po, férmula que requiere de una BAR neta al inicio del
Ciclo Tarifario; de la consideracién de las inversiones proyectadas y de una BAR neta al final del Ciclo
Tarifario (neta de depreciaciones).

Con respecto a las depreciaciones, el método de calculo queda establecido en articulo 108: Método
de Depreciacion. Las depreciaciones se calculardn con base en el método lineal.

A partir de lo indicado en el RT, dado un activo regulatorio, su costo de capital resulta lo siguiente:
En férmula:
CK =AFN x TCC + AFB x TasaDep
Donde:

- CK: Costo de capital del activo regulatorio

- AFB: Valor bruto del activo regulatorio (valorizado segin metodologia
correspondiente)

- AFN: Valor neto o depreciado del activo regulatorio

- TCC: Tasa de costo de capital

- TasaDep=1/n

- n:vida util del activo o conjunto de activos

En funcién de lo planteado en el RT, lo que se estaria reconociendo es un costo de capital que
linealmente se va reduciendo a lo largo del tiempo, a medida que se deprecia el activo regulatorio.
Este método de cdlculo del costo de capital es por ejemplo aplicado en Brasil.

La posible inconsistencia entre la LGIE y el RT, depende de la interpretacidn o alcance de la palabra
“Anualidad” presente en el art. 21 de la LGIE y en el art. 27 del RT.

Tal como se menciond mas arriba, la anualidad, en la matematica financiera, normalmente se
corresponde con la existencia de cuotas constantes a lo largo de la vida util del activo regulatorio.

Un caso que generd controversia fue lo ocurrido en Guatemala, en la actividad de distribucién de
electricidad.
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La Ley General de Electricidad y su Reglamento, en su art 73 establece claramente el reconocimiento

de un costo de capital calculado como una anualidad, sin embargo, a diferencia de lo indicado en la
LGIE de Honduras, indica en forma explicita que esta anualidad es una anualidad constante. Lo que
no da lugar a dudas de la modalidad de calculo en que debe incurrirse para su calculo.

Antecedentes: Caso Guatemala

LGEyR: Articulo 73. El costo de capital por unidad de potencia se calculard como la anualidad constante
de costo de capital correspondiente al Valor Nuevo de Reemplazo de una red de distribucion
dimensionada econémicamente. La anualidad sera calculada con la vida util tipica de instalaciones de
distribucidn y la tasa de actualizacién que se utilice en el calculo de las tarifas. El costo de operacién y
mantenimiento correspondera al de una gestion eficiente de la red de distribucion de referencia.

Términos de referencia:

P/ CMk P/ COk
r*(Ta /To )

FRC =0/10 )y —=2 """ 72

2*(1-g)

Donde:

FRC = Factor de Recuperacién de Capital.

To = Vida Util Promedio ponderada por el Costo de Reposicion de los
Actives de acuerdo a las definiciones dadas en el punto 5.4.1 del
presente documento, Condiciones de Cdiculo de la Evaluacion
Técnico-Econdmica de la Etapa de Optimizacion.

Tasa de Actualizacién aprobada por la CNEE

Periodo de amortizacion (= To).

Alicuota del Impuesto Sobre la Renta.

Ta

QUHNTUM

Grdfico 10

A pesar de ello, con motivo de la 3ra revision tarifaria, la Comisién Nacional de Energia Eléctrica
(CNEE), publicé unos términos de referencia para el calculo del VAD, modificando la férmula del FRC,
la cual, tal como se muestra en el grafico 10, responde a un VNR depreciado linealmente, con una
cuota constante dada por la depreciaciéon (al multiplicar el VNR por 1/T,) y un costo de oportunidad
qgue asume los activos depreciados al 50% (al multiplicar el VNR por el factor % presente en el 2do
término del FRC). Esta formula del FRC da un costo de capital inferior al que da la aplicacion de la
formula correcta del FRC, punto que fue levantado por las distribuidoras y que determiné la
necesidad de efectuar ajustes a la formula con el fin de neutralizar las diferencias en el costo de
capital reconocido a las empresas.

A partir de la 4ta revision tarifaria, la CNEE, dentro de los Términos de Referencia que debian
utilizarse para realizar el estudio tarifario de las empresas distribuidoras, en el punto relativo al FRC
(Resolucion CNEE 8-2013, punto 4.9), colocd el siguiente comentario debajo de la férmula mostrada
en el grafico 10:

“El factor de depreciacion de los activos (2), se refiere a un indicador de cudnto esta depreciada la
base de capital de la Distribuidora. Este factor permite pasar de la base de capital bruta a la base de
capital neta de depreciaciones. Siendo esta ultima la que debe remunerar a la TAl. Para los efectos
de este Estudio se considera que el factor de depreciacion de los activos de la Distribuidora es igual al
cincuenta por ciento (50%). La CNEE evaluard, y en su momento aprobard, el uso de otro valor para
este factor de depreciacion, siempre y cuando la Distribuidora demuestre fundamentado en la
realidad de la empresa, el cdlculo de otro valor.”
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El texto indicado permitié contar con una variable de ajuste para lograr una igualdad en el costo de
capital que surge de aplicar el FRC correcto y el FRC modificado por la CNEE.

Volviendo sobre la situaciéon de Honduras, la no presencia de la palabra “constante” en el articulo 21
de la LGIE, se considera, habilita a la CREE a mantener la metodologia de calculo del costo de capital

establecido en el RT, desde el momento que existe la Anualidad Variable. Concepto que se resume
en la siguiente lamina:

Anualidad variable

La no consideracién de la palabra “constante” permitiria hablar de Anualidad Variable
= Serie de pagos no constantes (lrregulares — Regulares)

4

Son Anualidades en las que el comportamiento de la renta,
observa consistentemente leyes matematicas bien definidas

* Anualidad variable regular en progresion geométrica Evolucién Costo de Capital

A étodo Alemdn

* Anualidad variable regular en progresion aritmética

16 1
d= cieﬁ

12 ¢
10

8
6

44
24
o4

CK = VNRNetO X TCC + VNRBI‘UtO X TasaDep 12345678 s;ﬂ::] 1112 13 14 15 16 17 18 19 20

Grdfico 11

A partir de la ldamina 11 se puede indicar:

Anualidades Variables: Son anualidades, cuya serie de pagos no son constantes, diferencidandose los
pagos uno de otro.

Las Anualidades Variables, pueden clasificarse en “IRREGULARES y REGULARES”, con base al
comportamiento de la renta y de los periodos de pago.

e Anualidades Variables Irregulares: Son Anualidades en la que la renta no responde a ninguna
ley matematica definida. Son irregulares en cuanto al valor de cada renta, asi como al
intervalo de tiempo entre cada pago de renta.

e Anualidades Variables Regulares: Son Anualidades en las que el comportamiento de la renta,
sigue consistentemente una ley matematica definida. Las anualidades variables regulares a
su vez, segun la ley matematica que respetan, se clasifican en:

o Anualidad variable regular en progresién geométrica
o Anualidad variable regular en progresién aritmética

Considerando el método de depreciacidn lineal de los activos, el costo de capital determinado
presenta similitud con la definicion de una Anualidad variable regular en progresién aritmética, por
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lo que lo desarrollado en el RT es licito, quedando a criterio de la CNEE el evaluar y resolver si lo

plasmado en el RT responde al espiritu de la LGIE cuando el Art. 21 fue concebido.

4 Capacitaciones

Como parte del trabajo contratado, Quantum acercé 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 Introduccidén
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 Determinacién del costo de la Energia No Suministrada
o Objetivos
o Dificultades
o Meétodos utilizados
e Regulacién de la calidad
o Instrumentos
o Recopilacién de informacion

o Indicadores

Fundamentos Microecondmicos

e LaDemanda
e La Oferta
e El Mercadoy el Bienestar

e ElMonopolio Natural

Regulacion por Incentivos

e Regulacién por Incentivos
e Revenue Cap
e Yardstick competition (Benchmarking)

e Price Cap
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e Tendencias actuales

Estudios de Demanda:

Objetivos

Proyeccién Global de la Demanda

o Metodologia y criterios de proyeccion
o Modelos econométricos

Desagregacion espacial de la Demanda

Campaiia de Caracterizacion de Cargas:

Objetivo
Funcién de los parametros
Disefio muestral

Calculo de parametros y aplicacion

Estudios de Pérdidas Técnicas y no Técnicas

Introduccidn a las pérdidas técnicas y no técnicas

Pérdidas técnicas: Modelos de calculo

Pérdidas no técnicas: Causas y diferencias con pérdidas técnicas

Efectos y planes de reduccidon de las pérdidas no técnicas

Modelos para determinacién de pérdidas no técnicas reales y regulatorias

Avances en el combate de las pérdidas

Base de Capital y Costo de Capital

Base de Capital
o Enfoques de Calculo
= Capital Fisico
= Capital Financiero
= Capital Contable
o Consistencia Base de Capital - Tasa de Costo de Capital
El Método VNR
Disefio de Muestreos
Costo de capital
Componentes del Costo de Capital
La Depreciacion
o Métodos de depreciacion
o Vida util regulatoria vs. real - Recupero de la inversién

Vida util remanente
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e Costo de capital segun origen del bien

Determinacion de Costos Eficientes

e Lafuncidn de produccién

e lafrontera de produccion

e Lafuncidn distancia

e Eficiencia técnica

e Eficiencia de costos

e Fronteras empiricas.
o Métodos 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 Férmulas de ajuste tarifario
o Factor X
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 duracién de 2 horas, siguiendo una
secuencia que permite capitalizar gradualmente el conocimiento y entender el grado de interrelacidén que hay
entre los distintos mddulos 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 ocho (8) sesiones, a saber:

1. Calidad de servicio,

Fundamentos microeconémicos

Regulacién por incentivos

Estructura del estudio tarifario y Campafia de caracterizacién de la carga
Estudios de Demanda

Estudios de pérdidas técnicas y no técnicas

Base de capital y costo de capital.

Determinacion de Costos Eficientes

N hA~wWwN

27



-OUHNTUM

Propuesta de ajustes y adecuaciones al
Reglamento de Tarifas

Producto n°2 — Informe de avance n° 5 de progreso de la
tarifa de distribucion




Introduccion

Reglamento de Tarifas

Anexo — Base y Costo de Capital

58



QUANTUM

1 Introduccion

El presente documento tiene por objeto plasmar en el Reglamento de Tarifas las conclusiones
resultantes de los analisis realizados por Quantum en dos temas que resultan cruciales en la
determinacidn y reconocimiento del requerimiento de ingresos que les corresponde a las empresas
distribuidoras recuperar via tarifa.

Los temas principalmente tratados son aquellos presentados como parte del 4to informe mensual
de progreso, a saber:

e Base de capital y costo de capital
e Costos operacionales eficientes

En anexo se incorporan conceptos relativos a base de capital (metodologia VNR y DORC) y
determinacion del costo de capital, como asi también se indica qué paises latinoamericanos utilizan
cada una de estas metodologias de base y costo de capital en sus procesos de revision tarifaria.

A continuacion, se presenta la propuesta de ajustes y adecuaciones que deberian realizarse sobre el
Reglamento de Tarifas con el fin de guardar relacidn con el espiritu de la ley (en lo que refiere a base
y costo de capital) como asi también ganar precisién en las metodologias que son planteadas en el
RT para cumplir con los distintos mdédulos que deben formar parte de los procesos de revision
tarifaria. El documento se entrega con “Control de Cambios” con el fin de facilitar la identificacion de
las propuestas de cambios y ajustes al RT.



2 Reglamento de Tarifas

TITULO 1. disposiciones generales

Articulo 1. Objeto. El presente Reglamento de Tarifas (en adelante, este Reglamento) tiene por
objeto establecer las metodologias, criterios y procedimientos necesarios para el calculo tarifario en
cumplimiento de lo dispuesto en la Ley General de la Industria Eléctrica (Decreto Legislativo 404-
2013, Titulo V111, en adelante la LGIE). En particular, este Reglamento establece la manera como se
han de calcular los costos de generacion, transmision, operacion del sistema, y distribucion que entran
en el célculo de las tarifas a usuarios finales, y los cargos por el uso de redes.

Articulo 2. Autoridad. La Comision Reguladora de Energia Eléctrica, en adelante la CREE, sera
la autoridad de aprobacion y la responsable de fiscalizar el cumplimiento del presente Reglamento, de
acuerdo con lo establecido en el Articulo 3, inciso F de la LGIE.

Avrticulo 3. Acronimos. A los efectos del presente Reglamento, se definen los siguientes
acrénimos:

ARE Activo Regulatorio Eléctrico

ARNE Activo Regulatorio No Eléctrico

AT  Alta Tensién

AP Alumbrado Publico

BAR Base de Activos Regulatoria de la Empresa Distribuidora o0 Empresa Transmisora.
BEP Balance de Energia y Potencia

BT Baja Tension

CAOMCostos de Administracion, Operacién y Mantenimiento

CDI  Costos por Deudores Incobrables

CP Cargos por Peaje

CREE Comision Reguladora de Energia Eléctrica

CENS Costo de la Energia no Suministrada

CBG Costo Base de Generacion

ECC Estudios de Caracterizacion de Carga o Estudio de Caracterizacion de las Cargas
ED Empresa Distribuidora

EOR Ente Operador Regional

ET Empresa Transmisora

FCD Flujo de Caja Descontado



kVar

kWh

LGIE

MEN

MER

MT

indice de Aprovechamiento

indice de Precios al Consumidor publicado por el Banco Central de Honduras
Ingresos Variables del Sistema de Transmisién Principal

indice de Calidad del Servicio

Kilovoltio

Kilovar

Kilovatio-hora

Lempiras, moneda de curso legal en Honduras

Ley General de la Industria Eléctrica

Mercado Eléctrico Nacional

Mercado Eléctrico Regional

Media Tension

NT-CD Norma Técnica de Calidad de la Distribucion

NT-CT Norma Técnica de Calidad de la Transmision

OoDS
PQN
PR

PRP

RLGIE

Operador del Sistema de Honduras
Plan Quinquenal de Negocio
Pérdidas Reconocidas

Precio de Referencia de la Potencia

Reglamento de la Ley General de la Industria Eléctrica

RMER Reglamento del Mercado Eléctrico Regional

ROM

RT

RTR

SIN

SPT

uc

VAD

VEC

Reglamento de Operacién del Sistema y Administracion del Mercado Mayorista
Reglamento de Tarifas

Red Regional de Transmision

Sistema Interconectado Nacional

Sistema Principal de Transmision

Unidad constructiva

Valor Agregado de Distribucién

Variable de Escala Compuesta
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VNR  Valor Nuevo de Reemplazo
ZDT  Zonas de Distribucion Tipicas
W Vatio

Avrticulo 4. Definiciones. Para los efectos de este reglamento los siguientes vocablos, frases,
oraciones, ya sea en singular o en plural, en género masculino o femenino, tienen el significado abajo
expresado, a menos que dentro del contexto donde se utilicen expresen otro significado.:

Acometida: Es el conjunto de elementos, materiales, y conductores que conectan a la red de
distribucion con el Punto de Entrega del Usuario.

Activos Regulatorios: Son los activos de la Empresa Transmisora o de la Empresa Distribuidora que
estan afectados a la prestacion de los servicios regulados que las mismas proveen.

Activos Regulatorios Eléctricos: Son activos que forman parte de la infraestructura de distribucion o
transmision de energia eléctrica y su funcién esta directamente asociada a la prestacion del servicio.

Activos Regulatorios No Eléctricos: Son activos que no son parte de la infraestructura de distribucion
o transmision de energia eléctrica, pero que son requeridos para cumplir con la prestacion del servicio.

Agentes del Mercado Eléctrico Nacional: Las Empresas Generadoras, Empresas Distribuidoras y
Empresas Comercializadoras, asi como los Consumidores Calificados que cumplan con los requisitos
fijados en este Reglamento y en el ROM.

Agentes del Mercado Eléctrico Regional o Agentes del MER: Son las personas naturales o juridicas
dedicadas a la generacion, transmision, distribucion y comercializacion de electricidad; asi como
grandes consumidores habilitados para participar en el MER.

Alta Tension: tension igual o superior a sesenta mil voltios

Alumbrado Publico: Son las instalaciones eléctricas que forman parte del sistema de iluminacion
pUblica tales como postes, cables, luminarias, equipo de medicién, entre otros.

Baja Tension: tension igual o inferior a 1000 voltios.

Base de Activos Regulatoria: Valor de los activos utilizados para la prestados del servicio por parte
de la Empresa Distribuidora o Empresa Transmisora. Estd compuesta por Activos Regulatorios
Eléctricos y Activos no Eléctricos.

Célculo Tarifario: Conjunto de procedimientos para calcular las tarifas a Usuarios finales y cargos
por uso de redes.

Calidad del Producto: Caracteristica del servicio de suministro eléctrico que mide el grado de
cumplimiento de los requisitos técnicos de la tension tales como nivel de tensién, desbalance entre
fases, frecuencia, distorsion arménica y flicker.

Calidad del Servicio: Caracteristica del servicio de suministro eléctrico que engloba la Calidad
del Producto y la Calidad del Servicio Técnico.

Eliminado: Base Blindada: Base de Activos Regulatoria al inicio
de cada Ciclo Tarifario, que fue aprobada por la CREE, y cuyos
activos no estan sujetos a revision en cuanto a cantidad ni en cuanto a
su costo unitario.{

Base Historica: Base de Activos Regulatoria acumulados desde el
inicio de operacion de la Empresa Distribuidora 0 Empresa
Transmisora.{

Base Incremental: Base de Activos Regulatoria correspondiente a
las inversiones realizadas en el Ciclo Tarifario inmediato anterior por
la Empresa Distribuidora o la Empresa Transmisora.{




Calidad del Servicio Técnico: Caracteristica del servicio de suministro eléctrico que mide la
confiabilidad o continuidad con que se proporciona el mismo.

Cargos por la Operacion del Sistema: Cargos a percibir por el ODS para recuperar los costos de la
operacion del SIN y del MEN.

Cargos por Uso de la Red de Distribucion: Cargos a recibir por el propietario de activos del sistema
de distribucion en caso de que dichos activos sean utilizados por otras personas o Agentes del Mercado
Eléctrico Nacional.

Cargos por Uso del Sistema Principal de Transmision: Cargos a recibir por las Empresas
Transmisoras por la utilizacion de los activos del Sistema Principal de Transmisién por Agentes del
Mercado Eléctrico Nacional y por pagos por uso del Sistema Principal de Transmision para
transacciones MER, para las infraestructuras que son parte de la Red Regional de Transmision (RTR).

Ciclo Tarifario: Corresponde al periodo transcurrido entre dos Célculos Tarifarios consecutivos. El
Ciclo Tarifario para distribucion y para transmision tendra una duracion de cinco afios y tres afos,
respectivamente.

Costo Base de Generacion: La proyeccién de los costos totales de compra de potencia y energia,
hasta la entrada a la red de distribucion, el cual es calculado por el ODS, que sera ajustado
trimestralmente y trasladado a tarifas, segun la metodologia que se establecera en el Reglamento.

Comision Reguladora de Energia Eléctrica: Entidad de caracter técnico, creada por la LGIE cuyas
funciones, definidas en el Articulo 3, literal F de dicha ley, a los efectos de este Reglamento incluyen
definir la metodologia para el célculo de las tarifas de transmision y distribucién, vigilar su aplicacion,
aprobar, difundir y poner en vigencia las tarifas resultantes.

Consulta Pablica: Procedimiento utilizado por la CREE para recibir observaciones y comentarios a
sus propuestas por parte de los interesados en el funcionamiento del subsector eléctrico.

Consumidor Calificado: Aquel cuya demanda exceda el valor fijado por la CREE para considerarse
como tal.

Consumo de Energia: Cantidad de energia eléctrica activa y reactiva (en kwh y kvarh) entregada por
la Empresa Distribuidora al Usuario en un determinado lapso de tiempo.

Costo de la Energia no Suministrada: Es el costo causado a los Usuarios del servicio eléctrico por
cada unidad de energia dejada de consumir por interrupciones del suministro. Sera definido mediante
una metodologia aprobada por la CREE.

Costos Controlables: Corresponden a los costos de la cadena del subsector distribucion que estan
bajo control de la Empresa Distribuidora.

Costos No Controlables: Corresponden a los costos de la cadena del subsector eléctrico que estan
fuera del alcance de control de la Empresa Distribuidora. Abarcan los costos de generacion,
transmision y operacion del sistema y del mercado, asi como también los cargos por servicios y
regulatorio del MER.



QUANTUM

Cuadro Tarifario: Conjunto de tarifas y tasas por servicios conexos tales como tasas de conexion,
tasa de reconexion, entre otros, a ser aplicado por la Empresa Distribuidora conforme a las condiciones
que apruebe la CREE.

Dia: Se refiere a dia calendario.

Empresa Distribuidora: Es la persona juridica, titular o poseedora de instalaciones destinadas a
distribuir comercialmente energia eléctrica, que opera en una zona autorizada por las leyes.

Empresa Comercializadora: Es una empresa, Agente del Mercado Eléctrico Nacional, que realiza la
actividad de comercializacion y que se encuentra desvinculada patrimonialmente de otros Agentes que
realizan las actividades de generacidn, transmision y distribucion.

Empresa Transmisora: Es la persona juridica, titular o poseedora de instalaciones de alta tension
destinadas a prestar el servicio de transporte de energia.

Energia No Suministrada: Es la energia no entregada a los Usuarios debido a eventos que afecten la
disponibilidad de instalaciones de generacion, transmision y/o distribucion, que se calcula con base en
la metodologia que establece la CREE.

Entrada del Servicio Eléctrico: Instalaciones de conexién que incluyen los accesorios y conductores
entre la base del medidor y el punto de conexion de la Acometida.

Equipo de Medicion: Instrumentos y accesorios destinados a la medicion de la energia eléctrica en
kwh y kVarh, potencia en kW y otros parametros eléctricos.

Esquema de Ajustes Tarifarios: Conjunto de procedimientos para ajustar en forma periddica las
tarifas de las Empresas Distribuidoras y de la Empresas Transmisoras.

Estructura Tarifaria: Conjunto de modalidades tarifarias aplicadas a la facturacion de la Empresa
Distribuidora que refleja una diferenciacion relativa de los costos regulatorios entre los diferentes
grupos de Usuarios y tipos de consumo.

Factor K: Corresponde al factor de ajuste para compensar la diferencia entre la tarifa promedio que
resulta de los ingresos efectivamente devengados por la Empresa Distribuidora y la tarifa maxima
promedio aprobada por la CREE.

Factor X: Corresponde al factor de eficiencia productiva previsto a lo largo del Ciclo Tarifario. El
Factor X es determinado por la CREE en ocasion de cada Calculo Tarifario.

Fecha de Referencia: Fecha de inicio del Ciclo Tarifario.

Ingresos Variables del Sistema Principal de Transmision: Ingresos adicionales de la Empresa
Transmisora obtenidos como resultado de las transacciones en el Mercado de Oportunidad con precios
nodales en cada hora. Su monto es la diferencia de la suma del precio nodal multiplicado por la
cantidad de energia retirada en ese nodo y la suma del precio nodal multiplicado por la cantidad de
energia inyectada en ese nodo, aplicado a todos los nodos del Sistema Principal Transmision. Estos
ingresos variables reflejan el incremento de costos del despacho debido a las pérdidas y a las
congestiones en el Sistema Principal Transmision.

Kilovar-hora: Es una unidad de energia reactiva equivalente a mil volt-amperio reactivos-hora.
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Kilovatio: Es el equivalente a mil vatios.

Kilovatio-hora: Es una unidad de energia eléctrica en formas de unidades de potencia por tiempo,
equivalente a mil vatios-hora.

Media Tension: tension igual o superior a trece mil ochocientos voltios e inferior a sesenta mil voltios.

Mercado Eléctrico Regional: Es la actividad permanente de transacciones comerciales de
electricidad, con intercambios de corto plazo, regulada por el Tratado Marco del Mercado Eléctrico
Regional y el RMER.

Mercado de Oportunidad Regional: Ambito organizado para la realizacion de intercambios de
energia a nivel regional con base en ofertas de oportunidad u ofertas de flexibilidad asociadas a
contratos, y otro tipo de ofertas que permita el RMER.

Mercado de Oportunidad: Es el conjunto de transacciones de compra-venta de electricidad a corto
plazo, no contempladas en el Mercado de Contratos.

Nivel Tarifario: Representa el costo eficiente reconocido por la CREE que resulta de agregar los
costos de las actividades de generacion, transmision, operacion, distribucion, comercializacion y otros
costos relacionados con la prestacion del servicio eléctrico.

Peaje de Transmision: Es la parte de los Cargos por Uso del Sistema Principal de Transmision cuyo
pago es realizado por los Agentes, en funcion de su potencia maxima.

Plan Quinquenal de Negocio: Plan de negocio que debe presentar la Empresa Distribuidora en
ocasion del Célculo Tarifario.

Planificacion de Largo Plazo: Programacion indicativa de la operacion del SIN que el ODS efectla
con un horizonte plurianual con la periodicidad fijada en el ROM.

Precio de Referencia de la Potencia: Costo marginal de la inversion requerida para instalar y conectar
a lared una unidad de generacion cuya tecnologia permita cubrir los picos de demanda al menor costo,
junto con los costos fijos de operaciéon y mantenimiento de la misma. Este precio, ajustado con un
factor que mide el riesgo de faltantes de potencia en el sistema, se utiliza para las transacciones de
desvios de potencia y sera calculado anualmente por la CREE.

Punto de Entrega: Es el punto fisico donde los conductores de Entrada del Servicio Eléctrico se
conectan a la red de una Empresa Distribuidora.

Servicio Eléctrico: Es el suministro de potencia, energia eléctrica y servicios conexos que se presta al
Usuario mediante redes de distribucidn en condiciones reguladas por las leyes, reglamentos, normas
técnicas y procedimientos del subsector eléctrico, y sus actualizaciones futuras.

Servicios Complementarios: Servicios requeridos para el funcionamiento del sistema eléctrico en
condiciones de calidad, seguridad, confiabilidad y menor costo econémico, que seran gestionados por
el ODS de acuerdo a lo establecido en el ROM.

Sistema Principal de Transmision: Es aquel formado por las instalaciones de transmision que
permiten el intercambio bidireccional de electricidad y la libre comercializacion de la energia eléctrica



en cualquier nodo del Sistema Interconectado Nacional, pudiendo ser utilizado por cualquiera de los
Agentes del Mercado Eléctrico Nacional, y que es pagado por todos los Agentes Compradores.

Sistemas Aislados: Aquellos sistemas eléctricos que no operan conectados al SIN.

Tarifa: Es el precio que pagan los Usuarios de la Empresa Distribuidora, diferenciando las demandas
por grupos de categorias, niveles de tensién de suministro, uso por bloques horarios, entre otros
aspectos.

Tasa de Actualizacion: Es la tasa anual de costo del capital, determinada por la CREE, que se usa
para el calculo de las tarifas.

Unidad Constructiva: Cada uno de los conjuntos de equipos en que puede descomponerse la red de
la Empresa Distribuidora y de la Empresa Transmisora a los fines del célculo de su Valor Nuevo de
Reemplazo (VNR)

Usuario Autoproductor: Aquel Usuario que instala dentro de su domicilio un equipo de generacion
de energia eléctrica principalmente para su propio consumo y puede inyectar excedentes de energia a
la red de la Empresa Distribuidora o a la red de transmision. Los limites de inyeccion, los
requerimientos para su conexion, tarifa, facturacion, liquidacion, medicién, monitoreo y demas
aspectos, seran regulados por la CREE mediante una Norma Técnica y a través de las disposiciones
establecidas en otros reglamentos.

Usuario: Persona natural o juridica titular de un Contrato de Suministro de energia eléctrica.

Valor Agregado de Distribucion: Es el Costo Medio de Capital, Operaciéon y Mantenimiento de una
red de distribucion, referenciado a una empresa eficiente, operando en un area con una determinada
densidad de carga y Usuarios.

Valor Nuevo de Reemplazo: es el costo eficiente de renovar las obras e instalaciones fisicas de
distribucion o transmision para prestar el mismo servicio con la tecnologia y precios actuales.

Vatio (W): El Vatio (W) es la potencia eléctrica producida por una diferencia de potencial de un voltio
y una corriente eléctrica de 1 amperio.

Zona de Operacion: Es la zona geografica en donde la Empresa Distribuidora goza de exclusividad
conforme se establece en el Reglamento de la LGIE.

TITULO 2. Procedimiento General de tarifas de una empresa
distribuidora

CAPITULO 1. Consideraciones Generales

Articulo 5. El objetivo de este titulo es establecer la metodologia de célculo para determinar el
Nivel Tarifario que permite remunerar la actividad de distribucion y comercializacion de energia
eléctrica de una Empresa Distribuidora, la Estructura Tarifaria y el Esquema de Ajustes Tarifarios.

Avrticulo 6. La determinacion de las tarifas o cargos por uso de la red de distribucién implica el
desarrollo de las siguientes actividades:
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a. Determinacion del Nivel Tarifario;

b. Determinacion de la Estructura Tarifaria; y
c. Definicion del Esquema de Ajuste Tarifarios.

Avrticulo 7. El Céalculo Tarifario y el Costo Base de Generacion se presentaran en ddlares
estadounidenses y se expresaran en Lempiras al tipo de cambio del dia anterior a la fecha de
aprobacion.

CAPITULO 2. Procedimiento Formal de Céalculo Tarifario

Articulo 8. Objetivo. El objetivo del procedimiento formal de Calculo Tarifario es definir la
organizacion general, metodologias, las tareas y los plazos de ejecucion necesarios para la realizacion
del procedimiento de Célculo Tarifario.

Avrticulo 9. Principios rectores. El procedimiento de Calculo Tarifario se regira por los principios
de transparencia, previsibilidad y participacion ciudadana, los que tendran los siguientes alcances:

a. Transparencia: La CREE facilitara y promovera el acceso, la publicidad y la divulgacion de
informacidn no confidencial aportada en el procedimiento de Célculo Tarifario, guidndose
por una comunicacion transparente de sus actos;

b. Previsibilidad. La CREE promovera la estabilidad y buscara que las adecuaciones que
resulten necesarias sean el resultado de enfoques técnicos consistentes y adoptados de
acuerdo a procesos de decision participativos y transparentes;

c. Participacion ciudadana. La CREE impulsara que todas las personas interesadas en los
resultados del proceso de Calculo Tarifario tengan la oportunidad de ser oidas y de aportar su
punto de vista previo a lo que determine la CREE.

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

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 valorizacion a
Valor Nuevo de Reemplazo (VNR) de los activos en operacion 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 debera ser elaborado para el afio de base que

indigue la CREE, EI BEP debera mostrar los valores reales y ptimos 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._El balance de
energia debera ser anual mientras que el balance de potencia debera corresponderse con el dia
de méaxima demanda de la Empresa Distribuidora.

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.
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Avrticulo 11.  Publicacion de los estudios presentados por la Empresa Distribuidora. En un
lapso de siete dias, la CREE publicara en su sitio web los estudios presentados por la Empresa
Distribuidora de acuerdo al Articulo 10.

Articulo 12.  Analisis de los estudios requeridos para el Calculo Tarifario. La CREE realizara
el analisis de los estudios requeridos en el Articulo 10 y lo publicara en su sitio web en un lapso no
superior a 30 dias. Con base en su analisis, la CREE podra solicitar a la Empresa Distribuidora
correcciones y/o modificaciones, las cuales la Empresa Distribuidora debera responder y presentar en
un lapso no superior a 15 dias.

Articulo 13.  Presentacion del Plan Quinquenal de Negocio (PQN), propuesta de Estructura
Tarifaria e Informacion adicional para el Célculo Tarifario. Una vez cerrado el periodo de analisis
de los estudios requeridos en el Articulo 10, con una antelacién no menor a cinco (5) meses de la Fecha
de Referencia, la Empresa Distribuidora debera presentar a la CREE para su analisis y aprobacion los
siguientes documentos:

a. Propuesta de Plan Quinquenal de Negocios;
b. Propuesta de Estructura Tarifaria; e,
¢. Informacién adicional para el Célculo Tarifario.

Articulo 14.  Publicacién del Plan Quinquenal de Negocios, propuesta de Estructura Tarifaria.
La CREE publicara en su sitio web los documentos con los estudios requeridos en el Articulo 13, para
recibir observaciones de personas interesadas durante un lapso de 30 dias.

Articulo 15.  Informacién adicional a suministrar por la Empresa Distribuidora en la
aplicacion para el Célculo Tarifario. Al momento de hacer su presentacion para el Calculo Tarifario,
la Empresa Distribuidora debera presentar la siguiente informacion:

a. Evolucidn histérica, al menos los Gltimos cinco afios, del nimero de usuarios en la Zona de
Operacion, abierta por tipo de usuarios;

b. Evolucién histérica, al menos los Gltimos cinco afios, de la energia facturada en la Zona de
Operacion, abierta por tipo de usuarios y por nivel de tension;

c. Evolucidn histdrica de la extension de la Red de Distribucion, abierta por nivel de tension;
d. Evolucion histdrica de la Calidad del Servicio;

e. Evolucidn histérica de las pérdidas de energia;

f.  Impuestos y cargos especificos vigentes.

Avrticulo 16.  Publicacion del analisis de la CREE del Plan Quinquenal de Negocios y propuesta
de Estructura Tarifaria. En un plazo no mayor a 30 dias a partir de la fecha limite para recibir
observaciones y comentarios al Plan Quinquenal de Negocios y a la propuesta de Estructura Tarifaria,
la CREE publicara en su sitio web su analisis de ambos documentos.

Articulo 17.  Publicacién de la Nota Técnica Preliminar con el calculo del Precio Maximo (Po),
Factor X y Estructura Tarifaria. En un lapso de 15 dias luego de vencido el plazo establecido en el
Avrticulo 16, la CREE publicara la Nota Técnica Preliminar con el Calculo del Precio Maximo (Po),
Factor X, y Estructura Tarifaria, la que sera puesta en Consulta Publica por un plazo de 30 dias, luego
del cual se celebrara una audiencia publica a fin de dar oportunidad a los interesados de que presenten
sus puntos de vista.

Avrticulo 18.  Publicacion del Analisis de las observaciones recibidas y Nota Técnica Final del
calculo del Precio Maximo, Factor X y Estructura Tarifaria. En un lapso de 30 dias luego de
vencido el plazo establecido en el Articulo 17, la CREE publicara el Informe con el analisis de las
observaciones recibidas y la Nota Técnica Final con el calculo del Po, Factor X, y la Estructura
Tarifaria.
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CAPITULO 3. Plan Quinquenal de Negocio

Articulo 19.  Contenido del Plan Quinquenal de Negocios. El Plan Quinquenal de Negocios debe
contener, como minimo, la siguiente informacion:

i.  Plan de Inversiones: La Empresa Distribuidora debe presentar un Plan de Inversiones para
el Ciclo Tarifario indicando para cada afio los proyectos de inversién que se realizaran,
considerando los siguientes tipos de proyectos:

a. Tipo I: proyectos de inversion para ampliacion de capacidad a través del reemplazo
de activos existentes;

b. Tipo Il: proyectos de inversion para atender nuevas demandas, sin reemplazo de
activos existentes;

c. Tipo Il1: proyectos de inversion para reemplazar activos existentes, sin aumento de
capacidad del sistema (proyectos que no forman parte de la evolucion de la base de
activos del distribuidor con fines de célculo del costo de capital);

d. Tipo IV: proyectos de inversién motivados en la mejora de la calidad del servicio
y/o reduccion de pérdidas.

La Empresa Distribuidora debe asignar cada uno de los proyectos de inversion a los tipos sefialados
anteriormente. Debera presentar también un cronograma general de las inversiones a realizar y su
localizacion.

ii.  Proyecciones de los costos operacionales y calidad del servicio, incluyendo el valor
esperado de las indemnizaciones por mala calidad de servicio conforme la NT-CD,
desagregado por ZDT, y pérdidas de energia; la informacion referida a costos operacionales
deberd estar discriminada por origen y destino del gasto:

a. Origen del gasto: personal, servicios de terceros, materiales y repuestos, seguros,
impuestos, otros gastos;

b. Destino del gasto: administracién, atencion comercial, operacion y mantenimiento.

iii.  Proyeccion de demanda para el préximo Ciclo Tarifario, la que deber4 incluir, como
minimo, la siguiente informacion:
a. Evolucion histérica de la demanda de energia, potencia y nimero de usuarios por
categoria tarifaria.

b. Lasituacion de los fundamentos econémicos de Honduras y su vinculacion con la
demanda de energia eléctrica;

c. El crecimiento vegetativo previsto para el mediano plazo y conexién de nuevos
usuarios ampliaciones de usuarios existentes;

d. Las politicas de acceso universal a la energia eléctrica;
e. Las politicas de eficiencia energética; y
f. Penetracion de Usuarios Autoproductores.

Articulo 20.  Criterios Generales para la elaboracion del Plan de Inversiones: Los criterios
generales que la Empresa Distribuidora debe aplicar para la formulacién y presentacién del Plan de
Inversiones son los siguientes:

a) El horizonte de planeacidn del Plan de Inversiones es de cinco afios;

b) EIl Plan de Inversiones debe ser integral y en ese sentido debe incluir todos los niveles de
tension del sistema que opera la Empresa Distribuidora;
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¢) Laidentificacion, evaluacion de alternativas, priorizacion y ejecucion de los proyectos de
inversion es responsabilidad de la Empresa Distribuidora;

d) En el Plan de Inversiones se debe analizar, cuantificar y valorar las necesidades de los
usuarios y de la demanda a atender por la Empresa Distribuidora, asi como las diferentes
alternativas consideradas para la solucidn de las necesidades identificadas;

e) Todos los proyectos incluidos en el Plan de Inversiones deben permitir el cumplimiento
de las metas propuestas por la Empresa Distribuidora en el Ciclo Tarifario;

f) Las metas que formule la Empresa Distribuidora para la expansion, reposicion, calidad del
servicio y reduccion y mantenimiento de los niveles de pérdidas deben ser alcanzables en
el Ciclo Tarifario;

g) ElPlan de Inversiones debe,ser flexible y adaptable a la evolucién de la demanda, ademés
debe considerar los riesgos potenciales y las acciones para mitigarlos;

h) El Plan de Inversiones debe identificar y valorar los beneficios esperados y los costos
asociados; los proyectos deben contar con una relacién beneficio - costo superior a uno,
con base en los criterios y metodologia definidos por la Empresa Distribuidora para la
evaluacion de sus proyectos.

i) El Plan de Inversiones debe ser econdmicamente eficiente y conducir a garantizar la
prestacion del servicio al menor costo econémico;

j) El Plan de Inversiones no debe incluir activos empleados exclusivamente para la
prestacion del servicio de alumbrado publico.

Articulo 21.  Empresa Distribuidora sin Plan de Inversiones Aprobado: En el caso que la
Empresa Distribuidora no cuente con plan de inversiones aprobado, se le reconocera el minimo entre
1% de la Base Regulatoria del periodo t-1 y el porcentaje de inversiones anuales (excluyendo
inversiones por reposicion) realizadas en el periodo anterior.

CAPITULO 4. Criterios para determinar las Zonas de Distribucidn Tipicas

Articulo 22.  Definicion. Las ZDT corresponden a zonas de distribucién dentro de la Zona de
Operacion que se diferencian entre si por su densidad de demanda de energiay su densidad de usuarios.

Articulo 23.  NUumero de ZDT. El nimero de ZDT no podra ser menor a tres (3) ni superior a cinco
(5), el que se definira con base en los criterios de zonificacion.

Articulo 24.  Criterios de Zonificacion. Los criterios para la zonificacion estaran basados en un
analisis estadistico de grupos (clusters) con base en tres indicadores de densidad:

Potencia maxima demandada en la localidad (MW)

a I = :
longitud de la red de MT (km)
b. 12 — Numero to'tal de clientes de MT y BT (clientes)
longitud de la red de MT y BT (km)
c. 13 — Numero total de clientes en BT (clientes)

nimero de subestaciones (subestaciones)
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CAPITULO 5. Metodologia Tarifaria

Articulo 25. Remuneracion de la actividad de la Empresa Distribuidora. Los ingresos
requeridos por los servicios de distribucion y comercializacion de la Empresa Distribuidora son
recuperados a través de tarifas a Usuarios y cargos por uso de la red de distribucion.

Articulo 26.  Costos No Controlables. Para los fines de la tarifa de distribucion, los costos de
generacion, transmision y operacion del sistema, asi como los cargos del MER por servicios,
transmision o regulatorios que sean trasladables a la demanda, son considerados como Costos No
Controlables por la Empresa Distribuidora, por lo que son tratados como trasladables a la tarifa de los
usuarios y, cuando corresponda, al cargo por el uso de redes de distribucion.

Articulo 27.  Valor Agregado de Distribucion. El Valor Agregado de Distribucion (VAD) se
calcula como el valor de los Costos Controlables inherentes a las actividades de distribucion y
comercializacion, referenciado a una empresa eficiente, que corresponde ser reconocido en las tarifas
y en los cargos por el uso de la red de distribucion. Los Costos Controlables asociados al VAD son los
siguientes:

a. Los costos asociados a dar servicio al Usuario, independientes de su demanda de potencia y
energia;

b. Los costos de operacién y mantenimiento de distribucion, los cuales incluiran, entre otros: (i)
el costo de las pérdidas reconocidas de potencia y energia en las redes, y (ii) el valor esperado
de las indemnizaciones que la Empresa Distribuidora debera pagar si la Calidad del Servicio
que ofrece corresponde exactamente a la establecida en la norma técnica de calidad de
distribucion.

c. Anualidad de las inversiones de distribucion, calculadas con base en el VNR, su vida dtil, y la
Tasa de Actualizacion que la CREE establezca.

Articulo 28.  Enfoque metodolégico. La metodologia tarifaria para la determinacién del VAD es
mediante un esquema de precio maximo de distribucioén (Po) considerando el Plan Quinquenal de
Negocio (PQN) que debe presentar la Empresa Distribuidora.

Articulo 29.  Incentivo regulatorio. La determinacion del Po implica el calculo del ingreso medio,
unitario o mondmico que la Empresa Distribuidora esta autorizada a recibir como remuneracion
méxima por el desarrollo de su actividad regulada. En el Célculo Tarifario, la CREE establecerd los
siguientes parametros:

a. Precio maximo de distribucion (Po), siendo éste el valor inicial del nivel tarifario para el
primer afio del Ciclo Tarifario para el que se realiza el Célculo Tarifario;

b. Factor de Eficiencia Productiva (Factor X), que es utilizado en los ajustes anuales de tarifas
de acuerdo a lo que se establece en el CAPITULO 9 y siguientes.

Articulo 30.  Determinacion del Precio Maximo de Distribucion (Po). El Po es el valor agregado
de distribucién unitario maximo permitido o precio maximo por el servicio de distribucién de energia
eléctrica, que resulta del cociente entre el valor presente del flujo de los ingresos requeridos para el
proximo Ciclo Tarifario y el valor presente del flujo de la energia distribuida al mercado
correspondiente.

s _VAD;
_ Z[:1(1+TA)f
T 5 _EDt
Zf=1(1+TA)f

0
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Donde:

Py: precio méximo para el inicio del préximo Ciclo Tarifario

VAD:: Valor agregado de distribucion del afio t Eliminado: BARN,: base Activos Regulatoria Neta a inicio
del Ciclo Tarifariof

BARN;: base Activos Regulatoria Neta al final del Ciclo
Tarifario, que incluye las inversiones que se proyectan realizar
durante el Ciclo Tarifariof

vT- tasa de impuesto sobre la renta Inv,: inversiones proyectadas a ser realizadas en el afio t del
: Ciclo Tarifario

TA: tasa de actualizacion regulatoria, real antes de impuestos

ED,: energia proyectada para distribuir, para Usuarios y Consumidores Calificados, en el afio [ Etiminado: despucs )
t del Ciclo Tarifario [ Eliminado: D,: depreciacion contable para el afio t{ ]
_Eliminado: C0,: CAOM y costos reconocidos d_e deudo_res_
Articulo 31.  Remuneracién de los Activos Regulatorios. La remuneracién de los Activos incobrables (CDI) proyectados para el afio t del Ciclo Tarifariof|
R latori del iquient tos: 0COP;: otros costos operacionales proyectados para el afio t del
egulatorios se compone de los siguientes conceptos: Ciclo Tarifariof]
a. Losto de oportunidad del capital: Suma de las retribuciones por el uso del capital, intereses [ Eliminado: BAR neta al inicio del Ciclo Tarifario (BARN,) ]
para los terceros y beneficios para los accionistas, que hubiesen tenido en su mejor
oportunidad alternativa de riesgo similar, Eliminado: . La BAR neta al inicio del Ciclo Tarifario,
o . : : BARN,, determina el valor de los Activos Regulatorios que sera
b.  Costo de mantenimiento del capital: Monto anual requerido para reponer los bienes de remunerado en el préximo Ciclo Tarifario.
capital al final de su vida dtil, { Eliminado: Incorporacion de las inversiones proyectadas en }
, el Po
En férmulas;
Eliminado: (/nv,) Las inversiones que se proyectan realizar en
_ el préximo Ciclo Tarifario, conforme el Plan Quinquenal de
%IM Negocios, forman parte del calculo de las tarifas maximas, pero
no son incorporadas a la BAR hasta tanto la CREE determine la
Donde: efectiva realizacion de las mismas en ocasion del siguiente

Célculo Tarifario.

. : ; ; =~ Eliminado: Valor de la BAR neta al final del Ciclo Tarifario
- CK: Costo de capital del activo regulatorio en el afio t (BARNG). A los efectos del calculo de Py, la BAR neta al final del

- VNR: Valor nuevo de reemplazo del activo regulatorio (valorizado segin metodologia Ciclo Tarifario incluye tanto el valor residual de la base inicial
di | aft como el de las inversiones proyectadas, netas de depreciaciones, a
correspondiente) al afio t-1 ser realizadas dentro del Ciclo Tarifario. Este término es incluido

- FRC = Factor de Recupero del Capital = TA/ (1 - 1/(1 + TA)" en la férmula para tomar en consideracion el valor remanente de
- _, _ los activos que serd recuperado en futuros Ciclos Tarifarios.{

- TA: Tasa de actualizacion real antes de impuestos

- n:vida util del activo o conjunto de activos

v Eliminado: Depreciaciones (D;). Las depreciaciones de los
activos son consideradas en la formula del Po, en la diferencia
Articulo 32.  Costos Operacionales eficientes. Los costos operacionales eficientes se componen BARN, — s Dado que las depreciaciones representan una

de los siguientes conceptos: reduccion en la base imponible, las mismas son consideradas a los

. fines de reducir el valor de tarifa maxima por causa del escudo
- ., ., .. . . N TxD;
| a. Costos de Administracion, Operacion y Mantenimiento propiamente dichos; fiscal (= Xt 1 rpmd:
Corresponden a los costos eficientes de administracion, operacion y mantenimiento [ Eliminado: (CO,): ]

(CAOM), y los costos reconocidos por deudores incobrables (CDI); estos costos son
proyectados en el Plan Quinquenal de Negocios con base en la evolucién de la escala del
subsector de distribucion de energia eléctrica y las ganancias previstas derivadas de
economias de escala y de densidad.

b. Otros Costos Operacionales (OCOP;). Los Otros Costos Operacionales a ser

incorporados en la determinacion de tarifas son los costos reconocidos de Jas ( Etiminado: pérdidas de potencia y energia (PR), y )
indemnizaciones por calidad del servicio que sean considerado razonables por la CREE [ Eliminado: mala ]
(1Q)._En principio la Distribuidora debe plantear su red para que cumpla con todos los [ Eliminados hasta los valores meta definidos ]

niveles de calidad. Si la Distribuidora demuestra fehacientemente gue técnicamente y
econémicamente es inviable alcanzar los niveles de calidad establecidos en la Normativa,
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debera determinar con célculos especificos los indices que no se podran cumplir con los
niveles requeridos y determinar la sancién correspondiente. La CREE analizara y
determinara las sanciones razonables a reconocer. En ningun caso se reconoceran montos
mayores a los reconocidos en el Periodo Tarifario Anterior,

Articulo 33.  Energia proyectada para distribuir (ED,). El denominador de la formula de calculo
del Py es el valor presente de la energia a ser distribuida en el préximo ciclo tarifario conforme las
proyecciones del Plan Quinquenal de Negocios aprobado por la CREE.

Avrticulo 34.  Queda sin efecto
CAPITULO 6. Costos operacionales

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 + 0OCOP

Donde:
CO: Costos operacionales eficientes
CAOM: Costos de administracion operacion y mantenimiento eficientes
CDI: Costos por deudores incobrables eficientes

0COP: Otros costos operacionales

Articulo 36.  Costos de Administracion, Operaciéon y Mantenimiento (CAOM). Los costos de
administracion, operacioén y mantenimiento eficientes que seran reconocidos en el Célculo Tarifario
deben guardar la debida consistencia con lo propuesto en el Plan Quinquenal del Negocio (PQN). Los
mismos deben considerar la separacion de actividades entre distribucion y comercializacion.

Articulo 37.  Analisis de costos eficientes. La informacion suministrada por la Empresa
Distribuidora (historica y proyecciones) sera sometida a un analisis de eficiencia por parte de la CREE,
la que tomara en consideracion, al menos, los siguientes aspectos:

a. ldentificacion de los costos asociados a las actividades reguladas y a las actividades de
comercializacion prestadas en competencia.

b. Exclusion de los costos de actividades no reguladas, y de los costos que no sean considerados
prudentes.

¢. Anadlisis critico de la evolucidn historica de los costos de la Empresa Distribuidora vis-a-vis la
evolucion de la escala del negocio.

d. Determinacion de costos unitarios eficientes a partir de referencias internacionales.

e. Determinacion de la elasticidad escala del negocio a ser usada, determinada también a partir
de referencias internacionales.

El anlisis a realizar debera permitir determinar el nivel eficiente de Costos Operacionales que sera
aceptado en el Flujo de Caja Descontado (FCD) para cada afio del Plan Quinquenal de Negocios, con
el que se determinard el Po.

En la medida en que los costos operacionales considerados en cada afio del Flujo de Caja Descontado
deben incluir las ganancias de economias de escala, las mismas deberan ser descontadas del Factor X
calculado con base en la productividad total de los factores.
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Eliminado: ; estos costos son proyectados en el Plan
Quinquenal de Negocios con base en la senda de convergencia
de las pérdidas hacia la meta de eficiencia y como un porcentaje
de indemnizaciones esperadas.

Eliminado: Escudo fiscal. En la determinacién del P, se considera
también el efecto de la aplicacion de los impuestos sobre la renta a
las partidas tanto de Costos Operacionales como la de Otros Costos
Operacionales.




QUANTUM

Articulo 38. Otros Costos Operacionales. El calculo del VAD debe incluir también los
denominados Otros Costos Operacionales, los cuales se corresponden con el Valor esperado de las
indemnizaciones (1Q) razonables que la Empresa Distribuidora deberda pagar derivadas de
incumplimientos en los indices de calidad donde se demuestre técnica y econémicamente la

Eliminado: :f
Costo de las pérdidas reconocidas (PR) de potencia y de energia
en las redes

imposibilidad de alcanzar los estandares exigidos por normativa,

Articulo 39.  Pérdidas Reconocidas. El procedimiento para el calculo de las pérdidas reconocidas
de potencia y energia consiste en definir para la Empresa Distribuidora un porcentaje meta de pérdidas
al final del Ciclo Tarifario y una trayectoria anual de convergencia hacia dicho valor meta.

Avrticulo 40.  Valor esperado de las indemnizaciones por mala calidad de servicio. La CREE
revisard y aprobara la propuesta de valor esperado de las indemnizaciones por mala calidad de servicio
conforme la NT-CD que debe presentar la Empresa Distribuidora._La distribuidora debera demostrar
técnica y economicamente la imposibilidad de alcanzar los estAndares exigidos por normativa.

CAPITULO 7. Remuneracion de los Activos regulatorios

Articulo 41. Remuneracion de los Activos Regulatorios. La remuneracion de los Activos
Regulatorios se determina a partir de los siguientes componentest

Costo de oportunidad del capital: Suma de las retribuciones por el uso del capital, intereses
para los terceros y beneficios para los accionistas, que hubiesen tenido en su mejor
oportunidad alternativa de riesgo similar,

LCosto de mantenimiento del capital: Monto anual requerido para reponer los bienes de
capital al final de su vida dtil,

En férmulas;

CKi=VNRu x FRC
Donde:

- CK: Costo de capital del activo regulatorio en el afio t

- VNR: Valor nuevo de reemplazo del activo regulatorio (valorizado segun
metodologia correspondiente) al afio t-1

- FRC = Factor de Recupero del Capital = TA/ (1 - 1/(1 + TA)")

- TA: Tasa de actualizacion real antes de impuestos

- n:vida util del activo o conjunto de activos.

Articulo 42.  Principios para la aprobacion de las inversiones previstas en el Plan Quinquenal
de Negocios. El proceso de aprobacion de las inversiones previstas en el Plan Quinquenal de Negocios
por parte de la CREE debera guiarse por los siguientes principios:

a. Prudencia en las inversiones;
b. Eficiencia de costos unitarios; y
¢. Cumplimiento de metas fisicas y financieras determinadas en el Plan Quinquenal de Negocios.

En la medida que las inversiones realizadas cumplan con los principios de prudencia y eficiencia de
costos corresponde su inclusion en la Base Blindada.
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Eliminado: si la calidad del servicio que ofrece corresponde
exactamente a la norma

Eliminado: <#>1

0COP = PR+ 1Q1

Donde: {

0COP: Otros costos operacionalesf

PR: costo de las pérdidas reconocidas de potencia y energiaf
1Q: valor de las indemnizaciones por calidad del servicio.{

Comentado [A1]: Vuelve a repetir lo del articulo 31. Podria
eliminarse. Lo he dejado, para respetar la numeracién de los
articulos del RT original

Eliminado: Base de activos regulatoria neta al inicio del
Ciclo Tarifario: corresponde a los activos regulatorios al
comienzo del Ciclo Tarifario anterior mas las inversiones y
deducidas las bajas de activos y depreciaciones incurridas
durante dicho Ciclo Tarifario. {

Inversiones proyectadas en el Ciclo Tarifario bajo analisis:
son las inversiones prudentes y eficientes que se proyecta
realizar en cada uno de los cinco afios del préximo Ciclo
Tarifario, conforme lo establecido en el Plan Quinquenal de
Negocios aprobado por la CREE.{

Valor residual de la inversion: es la base de activos neta al
final Ciclo Tarifario bajo anélisis, la que se obtiene depreciando
la base de activos neta al inicio del Ciclo Tarifario, més las
inversiones incrementales netas de depreciaciones, por un
periodo de cinco afiosBAR neta al inicio del Ciclo Tarifario
(BARN,)

Eliminado: . La BAR neta al inicio del Ciclo Tarifario,
BARN,, determina el valor de los Activos Regulatorios que sera
remunerado en el préximo Ciclo Tarifario.

Eliminado: Incorporacion de las inversiones proyectadas en
el Po

Eliminado: (Inv,) Las inversiones que se proyectan realizar en
el proximo Ciclo Tarifario, conforme el Plan Quinquenal de
Negocios, forman parte del calculo de las tarifas maximas, pero
no son incorporadas a la BAR hasta tanto la CREE determine la
efectiva realizacion de las mismas en ocasion del siguiente
Célculo Tarifario.

Eliminado: Valor de la BAR neta al final del Ciclo Tarifario
(BARNG). A los efectos del calculo de Py, la BAR neta al final
del Ciclo Tarifario incluye tanto el valor residual de la base
inicial como el de las inversiones proyectadas, netas de
depreciaciones, a ser realizadas dentro del Ciclo Tarifario. Este
término es incluido en la formula para tomar en consideracion el
valor remanente de los activos que sera recuperado en futuros
Ciclos Tarifarios.{




CAPITULO 8. Evaluacion del Mercado proyectado

Avrticulo 43.  Laevaluacion de la proyeccion de la demanda (energia. potencia, nimero de usuarios,
penetracion de Usuarios Autoproductores) del mercado incluida en el Plan Quinquenal de Negocios
serd realizada por la CREE de manera de verificar la necesaria consistencia de los distintos
componentes del Plan Quinquenal de Negocios propuesto por la Empresa Distribuidora.

Avrticulo 44.  Planes de eficiencia energética. En la evaluacién de la proyeccion de mercado la
CREE dara especial atencién a la adecuada inclusion de los planes o programas de eficiencia energética
que sean definidos por la Secretaria de Energia.

CAPITULO 9. Factor X de Eficiencia

Articulo 45. La CREE debera calcular, para cada Ciclo Tarifario, un Factor X de eficiencia que
tomara en consideracion la tendencia prevista del incremento de eficiencia operativa a lo largo del
Ciclo Tarifario. El Factor X se mantendrd inalterado durante todo el Ciclo Tarifario.

Avrticulo 46.  El calculo del Factor X debe considerar los siguientes aspectos:

a. Tendencia histérica de la productividad largo plazo de la o las Empresa Distribuidora de
energia eléctrica;

b. Patrones internacionales de productividad en el subsector de distribucion de energia eléctrica;
y

c. Economias de escala.
Articulo 47.  La determinacion del Factor X consta de tres etapas:

a. Etapa 1: célculo de las ganancias de productividad derivadas de la Productividad Total de los
Factores (PTF). La PTF se calcula para cada afio con base en la férmula del indice de Térnqvist:

v Sit+Sit—1
n it 2
APTF = 1 Fe ni:l(y“‘l)
T PTF 1 EjtEjit
m X/t z
()
Donde:

Y;, representa los productos i a ser considerados en el afio t: nimero total de Usuarios,
Los productos i a ser considerados son la energia facturada por nivel de tension
(GWh), el namero total de usuarios y la extension total de la red (km);

X representa los insumos i a ser considerados en el afio t: corresponden a los costos
operacionales y anualidad del capital,

Sit ¥ Ej¢ son las participaciones del producto i en el valor agregado de los productos y
la participacion del insumo j en los insumos totales.

b. Etapa 2: para obtener la PTF se considera la media geométrica de la productividad de los cinco
afios previos a la Fecha de Cierre:

— PTF,
APTF:\/H;":1 prr,_, -1
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C.

Etapa 3: para obtener el Factor X se ajusta la PTF por las ganancias de economias escala, es
decir, se debe descontar de la PTF las ganancias de economias asociadas a la escala que ya
fueron incluidas en el flujo de fondos de costos considerados en el calculo del Po.

La formulacion matematica para el calculo de la PTF ajustada por la ganancia de escala es la
siguiente:

— 1
Factor X = APTF + (1 _E) X dy

Donde:
APTF: productividad media definida en la etapa 2;

¢ es la elasticidad de escala a ser determinada por la CREE en ocasion del Célculo
Tarifario

dy es la variacion porcentual de los productos o escala de la empresa en el periodo
bajo consideracion.

Por Gltimo, se fija un limite inferior y un limite superior para la aplicacién del Facto X:

e Limite Inferior = 0.5%
e Limite Superior = 1.5%

CAPITULO 10. Fiscalizacién del Cumplimiento del Plan Quinquenal de

Negocios

Articulo 48.  Monitoreo del Plan Quinquenal de Negocios. Durante el Ciclo Tarifario la CREE
realizara un monitoreo del cumplimiento de la Empresa Distribuidora del Plan Quinquenal de
Negocios aprobado. La CREE publicara en su sitio web avances anuales en la implementacion del Plan
Quinquenal de Negocios, sin perjuicio de la informacion que también deba publicar la Empresa
Distribuidora.

El cumplimiento del Plan de Inversiones previsto en el Plan Quinquenal de Negocios aprobado seréa
fiscalizado en forma anual con base en informacion trimestral que debera reportar la Empresa
Distribuidora a la CREE. Los lineamientos para el seguimiento del Plan de Inversiones son los
siguientes:

a.

En forma anual la Empresa Distribuidora debera presentar un informe sobre la ejecucion del
Plan de Inversiones, en el cual se presente el avance de cada uno de los proyectos y los ajustes
realizados.

En forma anual la Empresa Distribuidora debera contratar la realizacion de una verificacion
de la ejecucion del Plan de Inversiones. El costo de la verificacion se reconocerd en los costos
del Plan Quinquenal de Negocios.

La firma sera seleccionada de una lista que la CREE establezca para tal fin y contratada por la
Empresa Distribuidora a través de un proceso competitivo.

Cuando de las verificaciones se concluya que los proyectos de inversion no se han ejecutado
de acuerdo a lo reportado, se procedera a ajustar el nivel tarifario autorizado conforme al
procedimiento que este Reglamento establece.

La CREE podra solicitar la realizacion de verificaciones extraordinarias o contratar las que
considere necesarias.
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En forma adicional se prevé la inclusion de un indice de Ajuste por ejecucion del plan de inversiones,
este indice surge como el cociente entre la inversion realizada y la proyectada en los dos primeros afios
de cada ciclo tarifario, si el cociente es mayor a 0.8 se reconocer3 la totalidad de la inversion proyectada
en el plan del negocio, pero si es menor a 0.8 se reconoce el porcentaje realmente invertido.

Articulo 49.  Difusion del Plan Quinquenal de Negocios. La Empresa Distribuidora debera
implementar una estrategia de comunicacion para difundir a sus Usuarios el Plan Quinquenal de
Negocios incluyendo el Plan de Inversiones, las metas de expansion, reposicién, calidad de servicio y
reduccion de pérdidas de energia. La estrategia de comunicacién debera contener, como minimo, los
siguientes elementos:

a. Elaboracién de un informe anual, en lenguaje sencillo, con las metas, inversiones e indicadores
de ejecucion el Plan de Inversiones aprobado por la CREE;

b. Desarrollo y mantenimiento de un sitio web con la informacién asociada al Plan de
Inversiones;

¢. Publicacion anual en un diario de circulacién nacional de un resumen de las metas propuestas
y el avance del Plan de Inversiones;

Articulo 50.  Ajustes en el Plan de Inversiones. En el caso que la Empresa Distribuidora prevea o
realice inversiones que no estaban contempladas en el Plan Quinquenal de Negocios, las mismas
podran ser incorporadas en el mismo en substitucion de otra u otras, en la medida que la Empresa
Distribuidora junto con la informacién trimestral incluya la justificacion correspondiente y la CREE
verifique que se cumplan los criterios de prudencia y eficiencia en el costo de acuerdo a lo establecido
en el siguiente articulo. En caso de aprobar modificaciones, la CREE emitira la resolucion
correspondiente del Plan Quinquenal de Negocios aprobado luego de la revisién, conforme los
principios establecidos.

Articulo51.  Incorporacion a la BAR de inversiones no previstas en el Plan Quinquenal de
Negocios. Las inversiones (que no respondan a reposicion de activos) realizadas y que no estaban
contempladas en el Plan Quinquenal de Negocios deberan ser informadas a la CREE en un plazo no
mayor a 30 dias. Estas inversiones seran incluidas en la Base si cumplen los criterios de pertinencia,
prudencia y razonabilidad de costos. Existen dos formas para incluir las inversiones realizadas no
previstas en el Plan Quinquenal de Negocios en el Calculo Tarifario:

a. Siel monto de inversiones realizadas no previstas es menor que el monto de las inversiones
previstas no realizadas, el monto de las inversiones realizadas se restara del ajuste previsto
en el Articulo 52.

b. Si el monto de inversiones realizadas supera al monto de las inversiones previstas no
realizadas, no se aplica el esquema de compensacion del Articulo 52 y se incluye en la BAR
al inicio del préximo ciclo tarifario el excedente del valor de las inversiones realizadas menos
el valor de las inversiones previstas no realizadas.

Articulo 52.  Incumplimiento de inversiones comprometidas en el Plan Quinquenal de
Negocios. En el caso de incumplimiento de inversiones incluidas en el Plan Quinquenal de Negocios
aprobado por la CREE corresponde aplicar un ajuste tarifario para compensar a los usuarios por las
inversiones que estuvieron incluidas en el Calculo Tarifario pero que no fueron ejecutadas por la
Empresa Distribuidora. Este ajuste afecta el valor del Po y se realiza en cada revision tarifaria. La
metodologia para la aplicacion de este ajuste es la siguiente:

a. Se recalcula la tarifa maxima (Po*) excluyendo las inversiones no realizadas e incluyendo las
inversiones no previstas en el Plan Quinquenal de Negocios que hayan sido autorizadas por la
CREE, valuadas a costos de la fecha de valuacion del Plan Quinquenal de Negocios, y se
excluye también la energia asociada a los proyectos no realizados mas la energia asociada a
las inversiones realizadas no previstas.

b. Se calcula la diferencia entre el Po aprobado y el Po*calculado en el punto anterior (APo),
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c. Secalculael excedente de ingresos anual como el producto entre la diferencia de tarifa méxima
y la energia distribuida.

d. Se actualiza el excedente a la fecha de inicio del nuevo ciclo tarifario; la actualizacién se
realiza mediante la aplicacion de la Tasa de Actualizacion del Capital.

e. El monto del excedente actualizado es restado del Ingreso Requerido en la férmula de
determinacion de la Tarifa Méaxima para el proximo ciclo tarifario.

CAPITULO 11. Esquema de verificacion del Precio Maximo de Distribucion
(Factor K)

Articulo 53.  Definicion del Factor K. Se establece un Esquema de Verificacion del Precio
Maximo que consiste en comparar la tarifa maxima promedio aprobada por la CREE con la tarifa
promedio que resulta de los ingresos efectivamente devengados por la Empresa Distribuidora. En el
caso que la tarifa promedio real supere al precio maximo aprobado por la CREE (en Lempiras), se
aplicara un Factor de Ajuste K, conforme se detalla en el Articulo 54.

Articulo 54.  Calculo del Factor K. El Factor de Ajuste K sera calculado y aplicado por la CREE
en forma anual y sélo en los casos en que la tarifa promedio obtenida por la Empresa Distribuidora
(TMR) resulte superior a la tarifa maxima promedio aprobada por la CREE.

La metodologia de calculo del Factor K es la siguiente:

_ (TMA,-TME )X(1+7e-1)XED¢_y
ED;

K;

K,: factor de ajuste de la tarifa maxima promedio para el afio t (Factor K)
TM{ ,: Tarifa maxima promedio aprobada para el afio t-1; para t=1, TM{; = P,
TME_,: Tarifa promedio real en el afio t-1

1._4: tasa de interés para el afio t-1 Corresponde al promedio ponderado anual de las tasas de
interés nominales en moneda nacional del sistema financiero nacional que publica el
Banco Central de Honduras.

ED;_4: energia distribuida en el afio t-1

ED,: energia prevista a distribuir en el afio t

CAPITULO 12. Procedimiento para determinar los Reajustes Tarifarios del
Precio méaximo de Distribucién

Articulo 55.  Calculo Tarifario. Los Calculos tarifarios se realizan al finalizar cada Ciclo Tarifario,
y tienen por objetivo determinar el nivel tarifario o reposicionamiento tarifario que tendra vigencia
durante el Ciclo Tarifario siguiente al Calculo. En estos procesos de Calculo tarifario se determinan
los valores de cada uno de los bloques regulatorios que conforman el Po.
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Articulo 56.  Ajustes anuales del Precio Maximo autorizado. El precio méaximo permitido por el
servicio de distribucion de energia eléctrica de la Empresa Distribuidora sera ajustado por la CREE
cada 12 meses de la Fecha de Vigencia de acuerdo a la siguiente férmula:

TM{ = TM{, x (1 + AIPC) X (1 — Factor X) + Factor K,

Donde
TM{: Precio méaximo autorizado para el afio el periodo (12 meses) t

TM{: Precio maximo autorizado para el periodo del periodo (12 meses) t-1; Si t=1, entonces
Tqu—l =Py

AIPC Variacion del indice de Precios al Consumidor (IPC), publicado por el Banco Central
de Honduras, entre el periodo t-1 y t.

Factor X = Factor de eficiencia
Factor K = Factor de ajuste por diferencia con precio maximo autorizado

Articulo 57.  Ajustes por variaciones en los Costos no Controlables transferibles a tarifas de la
Empresa Distribuidora. Durante el Ciclo Tarifario, se realizaran ajustes anuales y trimestrales para
trasladar el costo eficiente de compra de energia y potencia de la Empresa Distribuidora, y ajustes
anuales por variaciones en los Costos no Controlables transferibles a tarifas de la Empresa
Distribuidora, de acuerdo a lo que se establece en el TITULO 6 de este Reglamento.

Articulo58. Calculo Tarifario Extraordinario. Cuando existan variaciones significativas
respecto a las previsiones de venta de energia eléctrica consideradas en el Plan Quinquenal de
Negocios y utilizadas para el Célculo Tarifario, la CREE, de oficio o a solicitud de la Empresa
Distribuidora, podra efectuar un Célculo Extraordinario del Po. Por variaciones significativas se
entiende variaciones cuyo impacto en el total facturado sea superior, en valor absoluto, a 10%, o el
valor que en su defecto defina la CREE.

CAPITULO 13. Determinacion de los blogues horarios por tiempo de uso

Articulo 59.  Con base en el Estudio de Caracterizacion de la Demanda (ECD), consignado en el
Articulo 10, la Empresa Distribuidora propondra a la CREE para su aprobacion los bloques horarios a
aplicar a los usuarios en BT y MT. Estos bloques horarios corresponderan a los periodos de carga
maxima, media y minima en funcion de la curva de carga tipica determinada para cada nivel de tension
en el ECD.

Articulo 60.  El criterio para determinar estos periodos de carga se basara en el porcentaje de carga
que se presenta en el sistema en una hora particular, referida a la carga méaxima de la curva de carga.
Los porcentajes para establecer estos periodos seran los siguientes:

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 (i) 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 demés horas del dia no consideradas
en los periodos de punta e intermedio.

El nimero de periodos horarios resultantes dependera de la forma de la curva de carga.
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CAPITULO 14.  Estructura Tarifaria

Articulo 61.  Principios Tarifarios. La estructura tarifaria propuesta por la Empresa Distribuidora
debera observar los siguientes principios:

a.

Sustentabilidad econémica-financiera de la Empresa Distribuidora: Se deberd replicar el
precio méximo autorizado (Po).

Tarifas que reflejen costos eficientes y ausencia de subsidios cruzados. Las tarifas a cada
categoria de usuarios deberan reflejar los costos eficientes de suministro, sin incluir subsidios
cruzados entre las categorias tarifarias.

Simplicidad. Debera primar la sencillez y facilidad de comprensién por los Usuarios.
Eficiencia asignativa. Se deberd realizar una asignacion eficiente de los costos entre las distintas
modalidades tarifarias. Entre los inductores de costos se deberan considerar los siguientes:

¢ Nivel de tension en el que se suministra el servicio;

e Demanda maxima mensual de cada grupo de usuarios;

e Consumo anual de energia eléctrica;

e Perfiles representativos de consumo para cada categoria tarifaria; y

e Numero de conexiones activas, es decir, con mediciones de consumo no nulas.

Tarifas en dos partes. Todas las categorias deberan incorporar, al menos, un cargo fijo mensual,
que considere los costos asociados al proceso comercial (lectura, facturacion, cobranza, entre
otros), mas un cargo por la energia consumida con base en bloques crecientes.

Tarifas en tres partes. A partir del nivel de consumo mensual que se determina en el Articulo
63 se debera incluir, ademas del cargo fijo mensual por costos comerciales y del cargo por
energia, un cargo por potencia contratada.

Cargos por energia. Los cargos por energia por energia consumida podran ser de dos tipos:

e Bloques crecientes. Una estructura de bloques invertidos deberd reflejar los costos
incrementales de proveer el servicio, incluyendo capacidad, energia y costos ambientales.

e Bloques horarios. Una estructura por bloques horarios debera reflejar los costos en
funcién del tiempo de uso.

Transparencia y no discriminacion entre usuarios; por transparencia se entiende la publicidad
y divulgacion de la informacion relativa a la metodologia de calculo de las tarifas.

Articulo 62.  Categorias Tarifarias: La Estructura Tarifaria a ser propuesta por la Empresa
Distribuidora debera contener al menos las siguientes categorias tarifarias:

e Residencial Bindmica: Se aplica a los Usuarios de la categoria residencial con consumos
mensuales inferiores a los 500 kWh, y la categoria tarifaria consta de cargo fijo mensual,
el que debera reflejar los costos comerciales independientes de la energia demandada, vy
un, cargo variable por energia consumida con bloques crecientes: Bloque 1: hasta 150
kWh; Bloque 2: desde 150kWh hasta 300kWh; Bloque 3: desde 300kWh hasta 500kWh.
La Empresa Distribuidora podra proponer, en forma justificada, otros bloques.

¢ Residencial por Blogue Horario: Se aplica a los Usuarios de la categoria residencial con
consumos mensuales superiores o iguales a 500 kWh, y la categoria tarifaria consta de
cargo fijo, cargo por potencia contratada y cargo variable por energia consumida por
bloque horario. Factor de potencia: en los casos que la alimentacion sea trifasica, se debera
incluir también un cargo por energia reactiva con base en un factor de potencia que debera
proponer la Empresa Distribuidora.
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General Binémica: Se aplica a los Usuarios de la categoria General con consumos
mensuales inferiores a los 500 kWh, y la categoria tarifaria consta de cargo fijo mensual,
el cual debera reflejar los costos comerciales independientes de la energia demandada, un
y cargo variable por energia consumida con bloques crecientes: Bloque 1: hasta 150 kWh;
Bloque 2: desde 150kWh hasta 300kWh; Bloque 3: desde 300kWh hasta 500kWh. La
Empresa Distribuidora podra proponer, en forma justificada, otros bloques.

General por Bloque Horario: Se aplica a los Usuarios de la categoria General con
consumos mensuales superiores o iguales a 500 kWh, y la categoria tarifaria consta de
cargo fijo, cargo por potencia contratada y cargo variable por energia consumida por
bloque horario. Factor de potencia: en los casos que la alimentacion sea trifasica, se debera
incluir también un cargo por energia reactiva con base en un factor de potencia que debera
proponer la Empresa Distribuidora.

Servicio MT: Se aplica a los Usuarios conectados en MT, y la categoria tarifaria consta
de cargo fijo, cargo por potencia contratada, cargo variable por energia consumida por
bloque horario, y un cargo por energia reactiva con base en el Factor de potencia

Alumbrado Publico: Para aquellas conexiones que no cuenten con medidor, se facturara
un cargo mensual por potencia de lampara instalada (L/kW). Para aquellas conexiones que
cuenten con medidor, se facturara un cargo por consumo de energia que variara en funcion
de quién realice el mantenimiento de la red: a) redes de Alumbrado Publico con
mantenimiento a cargo de la Empresa Distribuidora; y b) redes de Alumbrado Pdblico con
mantenimiento a cargo de terceros.

Articulo 63.  Cargos tarifarios. Corresponden a los cargos a ser aplicados bajo las diferentes
categorias tarifarias:

Cargo Fijo comercial: cargo mensual expresado en Lempiras por consumidor. Es un
cargo independiente de la energia entregada/consumida y se asocia a las actividades
comerciales desarrolladas por la Empresa Distribuidora (administracion de cuentas de
usuarios, lectura de medidores, facturacion y cobranza, atencion comercial, entre otras
actividades).

Cargo Variable de Energia: cargo por energia entregada/consumida, expresado en
Lempiras por kWh, el que, segun la categoria tarifaria, podra ser por Blogues crecientes
por Consumo o por Bloques Horarios conforme se define en el Articulo 59.

Cargo por Potencia Contratada: cargo mensual por demanda maxima o potencia
contratada expresado en Lempiras por KW.

Cargo por Energia Reactiva: cargo por energia reactiva medida, el que podra ser
negativo para aquellos factores de potencia mayores al establecido.

Los cargos tarifarios gue en cada categoria sean disefiados con fines de recuperar los costos base de

energia y potencia aprobados por la CREE, deberan considerar los factores de expansién de pérdidas

(de energia y potencia) que apliguen a cada categoria segun su nivel de conexion, como asi también

los factores de coincidencia y contribucién a la punta, obtenidos del ECD, necesarios para que la

distribuidora recupere los costos reconocidos de abastecimiento (costos no controlables transferibles

a tarifa).

El parrafo anterior aplica si la CREE acepta quitar del VAD el costo de las pérdidas, el cual debe

formar parte del Pass Through por compra de energia y potencia como se hace en la mayoria de los

paises. Esto entre otras cosas permite que el costo de las pérdidas reconocidas, que se traslada a tarifa,

se vaya actualizando de la misma manera que la energia y potencia que consumen los usuarios)
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Avrticulo 64. Cargo por Conexion. Para los nuevos usuarios, los costos de conectarlos a la red de
distribucion se recuperaran a través de un cargo por tnica vez denominado “cargo de conexion”, el
que podra ser pagado en cuotas. Dicho cargo, que variara segln el nivel de tension en que se conecta
el usuario y la potencia contratada, reflejara los costos del medidor, de la acometida y eventuales costos
de adaptar el transformador.

Articulo 65.  Consumidores Calificados en Alta Tensién (AT). Para los Consumidores
Calificados cuyo punto de medicidn se encuentre en AT, y que no hayan optado por comprar energia
eléctrica y/o potencia directamente de Empresas Generadoras, Empresas Comercializadoras o Agentes
del MER, la tarifa a aplicar correspondera a la suma de los Costos no Controlables transferibles a
tarifas de la Empresa Distribuidora y un cargo regulado por la gestion comercial de acuerdo a lo
establecido en el Articulo 63.

Articulo 66.  Cargo por Uso de la Red de Distribucion. Los Consumidores Calificados que hayan
optado por comprar energia eléctrica y/o potencia directamente de Empresas Generadoras, Empresas
Comercializadoras o Agentes del MER, o las Empresas Comercializadoras que hagan uso de la red de
distribucion en el marco de los contratos que celebren con Consumidores Calificados, segin determine
el acuerdo entre partes, deberan pagar el Cargo por Uso de la red de distribucién en funcion del nivel
de tension en el que se encuentren conectados.

Los Consumidores Calificados pagaran cargos por uso de la red de distribucién similares a aquellos
que les corresponderia en su categoria si no optaran por la condicién de Consumidor Calificado.

TITULO 3. Base de Activos Regulatoria

CAPITULO 1. Enfoque metodoldgico

Articulo 67.  La metodologia a aplicar para estimar el valor de los activos en operacion por la
Empresa Distribuidora corresponde Valor Nuevo de Reemplazo (VNR).

Articulo 68.  La valuacién de los activos en servicio considera la actualizacion del Valor Nuevo de
Remplazo (VNR) del activo en cuestion o de uno equivalente en funcionalidad,

CAPITULO 2. Composicion de la BAR

Articulo 69.
a. Activos Regulatorios Eléctricos (ARE), y

Los Activos Regulatorios se clasifican, segun su funcion, en:

b. Activos Regulatorios no Eléctricos (ARNE).

Los Activos Regulatorios Eléctricos (ARE) forman parte de la infraestructura de transmision y
distribucion de energia eléctrica y su funcion esta directamente asociada a la prestacion del servicio
considerado. Los activos de este grupo incluyen: lineas, equipos de subestaciones, transformadores,
equipos de medicion, entre otros.

El valor de dichos activos se determina a partir de la conformacion y valuacién de Unidades
Constructivas (UC).

Los Activos Regulatorios No Eléctricos (ARNE) son activos que no hacen parte de la infraestructura
de distribucion y transmisién de energia eléctrica, pero que son requeridos para cumplir con la
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Eliminado: Para los Consumidores Calificados ubicados en MT, el
cargo por uso de la red de distribucion se calculara a partir de la
proporcion del P, asignada a la MT con base en la energia distribuida
en cada nivel y descontados los costos comerciales que son
remunerados a través del cargo fijo.

Vs = Py (130 * (22200

Donde:|

CVUCy: cargo variable por uso del sistema de distribucion a
Consumidores Calificados en MT, expresado en Lempiras por kWh.{
P,: Precio méaximo por el servicio de distribucion{

As: porcentaje de costos comerciales en la totalidad de los ingresos
reconocidos a la Empresa Distribuidora, conforme a la informacion
relativa a costos presentada en el Plan Quinquenal de Negocios.{
EDgy: energia distribuida en BT

EDyy: energia distribuida en MT{

Para los Consumidores Calificados ubicados en BT, el cargo por uso
de la red de distribucion se calcularé a partir de la proporcion del Po
asignada a la BT, conforme la siguiente formula:

CVUCgr = Py X (1 - 2p)f

Donde:{

CVUCgy: cargo variable por uso del sistema de distribucién a
usuarios calificados en BT, expresado en Lempiras por kWh.{

P,: Precio maximo por el servicio de distribucion{

A porcentaje de costos comerciales en la totalidad de los ingresos
reconocidos a la Empresa Distribuidora, conforme a la informacién
relativa a costos presentada en el Plan Quinquenal de Negocios.

Eliminado: al Costo de Reposicion Optimizado y Depreciado
Eliminado: CROD

Eliminado: dos aspectos:

del activo en cuestion o de uno equivalente en funcionalidad;

Con formato: Fuente: (Predeterminada) Times New Roman

Con formato: Normal, Sangria: Izquierda: 0,63 cm, Sin
vifietas ni numeracion

Eliminado: <#>Depreciacion del VNR dado el estado y
condicién del activo debido a su uso hasta el momento de la

( )
( )
( )
{ Eliminado: Actualizacién del Valor Nuevo de Remplazo (VNR) }
E ﬁ
‘ valuacion. | ‘
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prestacion del servicio. Los activos de este grupo son: edificios (sedes administrativas, depositos,
talleres, entre otros.) maquinaria y equipos (grtas, vehiculos, herramientas, entre otros.) equipos de
computo, equipos de comunicaciones y software.

El valor de estos activos es determinado mediante la aplicacion de un porcentaje sobre el valor de los
Activos Eléctricos que conforman la BAR bruta.

Avrticulo 70.

a. Activos existentes al afio base (Base inicial),

Segun el periodo tarifario en que se realiz6 la inversion, los activos se clasifican en:

b. Activos de la Base Incremental.

Los activos de la Base Incremental son los presentados por la Empresa Distribuidora en su Plan
Quinquenal de Negocios y aprobados por la CREE, en cada Calculo Tarifario. La base incremental
debe contemplar los afios intermedios entre el afio base y el primer afio del nuevo periodo tarifario)

Avrticulo 71.
= Activos Elegibles, y

Segun su reconocimiento en tarifas, los activos se clasifican en:

= Activos no Elegibles

Los Activos Elegibles son aquellos que se utilizan para la prestacion del servicio de distribucion de
energia eléctrica.

Los Activos no Elegibles son los aplicados a la prestacion de servicios no regulados o de otras
actividades no vinculadas al servicio de distribucion y, por ende, no forman parte de la BAR.

Articulo 72.  La inclusion de los activos en la BAR requiere de un informe de evaluacion respecto
del uso, funcién y atribuciones de los activos, que la CREE debera contratar con firmas especializadas
en la materia.
CAPITULO 3. Procedimiento para la determinacion de la BAR Bruta,
Avrticulo 73.  Lavaloracion de los activos se realizara considerando unidades constructivas estandar

(UC) definidas por su funcionalidad en el sistema eléctrico, segiin surge de las bases de datos técnicos
de la Empresa Distribuidora.

Articulo 74.  Las Unidades Constructivas son valorizadas por su Valor Nuevo de Reemplazo (VNR)
a precios actuales para obtener la BAR Bruta.,

Articulo 75.  Queda sin efecto.
Articulo 76.  El costo de los Activos Regulatorios No Eléctricos sera determinado como un

porcentaje del costo de los Activos Regulatorios Eléctricos que conforman la BAR Bruta. Dicho
porcentaje serd calculado a partir de datos resultantes del estudio a desarrollar por la firma indicada en
el Articulo 72.

Articulo 77.  Queda sin efecto

CAPITULO 4. Fases del procedimiento para la determinacion de la BAR
Avrticulo 78.  El procedimiento de determinacion de la BAR involucra el desarrollo de las siguientes
fases:

a. Recopilacion de informacion de las bases de datos técnicas y contables.
b. Calculo del Valor Nuevo de Reemplazo (VNR).
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[ Eliminado: de la Base Historica, y

Eliminado: La Base Histérica se considera como Base Blindada.|
Por su parte, |

|

[ Eliminado: y Neta

Eliminado: Para determinar la BAR Neta, los activos deben ser
depreciados segun el estado y condicién de cada activo representado,
de acuerdo a su “edad” en el momento de la valuacion.

Eliminado: La determinacion de la antigiiedad promedio de los
activos de la base sera realizada por una empresa evaluadora
calificada contratada por la CREE con cargo a la Empresa
Distribuidora; los criterios de calificacién seran definidos por la
CREE con el objetivo de garantizar que las empresas evaluadoras
posean el nivel técnico y acrediten los antecedentes necesarios para la
realizacion de dicho trabajo

Eliminado: La depreciacion seglin edad de los elementos debe ser
inferida sobre la base del estado y condicién de muestras
inspeccionadas in situ por la firma indicada en el Articulo 72, o bien
puede recurrirse a registros contables 0 memorias técnicas donde
conste la fecha de entrada en operacion de los activos.
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= Determinacion de la cantidad y tipo de activos a valorizar;

= Establecimiento de equivalencias entre los activos reales en servicio y las unidades
constructivas estandar;

= Determinacién y validacion de los precios unitarios de las UC estandar;

= Determinacion de la BAR bruta, a partir de la valorizacién de los activos en funcion
de los costos unitarios de las Unidades Constructivas.

CAPITULO 5. Criterios Generales de valuacion de los activos

Articulo 79.  Los costos unitarios de Unidades Constructivas estandar deben estar basados en bancos
de precios referenciales obtenidos de valores de mercado, en compras realizadas por la Empresa
Distribuidora con una antigiiedad no mayor a dos (2) afios, 0 en presupuestos competitivos recientes.
En caso necesario, corresponde actualizar dichos precios a la Fecha de Referencia mediante indices
que reflejen la evolucion del precio de mercado.

Articulo 80.  Queda sin efecto

CAPITULO 6. Criterios Especificos de valuacién de los activos que conforman
laBAR

Articulo 81.  La Base de Activos Regulatoria (BAR) Inicial, se determinara a partir de las Fases del

Procedimiento definidas en el Articulo 78. La BAR debera determinarse, con base en las fases a) y b)
en cada revision tarifaria,

Articulo 82.  Queda sin efecto.
Avrticulo 83.  Queda sin efecto.
Articulo 84.  Vida Util Regulatoria de los Activos. La vida Gtil regulatoria de los activos sera

determinada a partir de datos resultantes del estudio a desarrollar por la firma indicada en el lArticqu
72,

Articulo 85.  Queda sin efecto.
Articulo 86.  Queda sin efectq
Articulo 87.  Queda sin efectq
Articulo 88.  Base Incremental. Las incorporaciones de activos a la Base, propuestas en el Plan

Quinguenal de Negocios y aprobadas por la CREE, se consideran parte de la Base Incremental.

Articulo 89.  La BAR bruta surge de la suma de la Base al inicio del Ciclo Tarifario para el cual se
Ileva adelante la revision tarifariamas la Base Incremental que el distribuidor presente como parte del
plan quinquenal y que sea aprobada por la CREE,

CAPITULO 7. Valuacién de la Base jnicial

Articulo 90. | as base, de activos bruta debe, ser calculada en cada ciclo tarifario de acuerdo a lo

indicado en el Capitulo 9. Eventualmente, en caso de no ser posible el despiece y valorizacién de
determinados activos considerando la metodologia de unidades constructivas, el distribuidor, previa

Eliminado: <#>Estimacion de la tasa de depreciacion de los
activosy

Consideracion de las fechas de puesta en servicio en los registros
técnicos o contables; |

Consideracion de estado y condicién de una muestra mediante
visitas en campo.{

Célculo de la BAR Neta por el método CROD, a partir de la
informacion resultante de b) y c).

Eliminado: La especificacion para determinar el valor depreciado
debe considerar la edad “t” del activo en cuestion, su vida util
nominal “To”, y su esperanza de vida actual “T,”. La formulacion
matemética es la siguiente:{

CROD = VNRx () = VNR x[1- ()]

t
To

[ Eliminado: da ]

Eliminado: del procedimiento antes mencionado se constituye en la
Base Blindada para los futuros Ciclos Tarifarios

Eliminado: La BAR Neta es determinada a partir de las fases c) y
d) del procedimiento definido en el Articulo 78. Para determinar la
BAR Neta es necesario tomar en consideracion la esperanza de vida
de los activos, la vida Gtil normativa y la edad de los mismos; para
ello, la Empresa Distribuidora debe presentar un estudio de muestreo,
con base en las ZDT, a los fines de determinar la Vida Util
Remanente de los activos incorporados en la base

Eliminado: Depreciacién Acumulada de la BAR Inicial. Se
adoptara como criterio que, en promedio, la BAR se encuentra
depreciada en 50%

Comentado [A2]: Este articulo puede quedar si se piensa en un
futuro en el posible ajuste de las vidas utiles propuestas para la
presente revision.

Eliminado: Mejoras en los Activos que alteran su vida Gtil
regulatoria. En el caso de que un activo sufra una reparacion, reforma
o transformacion que resulte en la alteracion de su vida (til, este
valor podré ser activado en adicién al valor residual del mismo -
siempre que sea soportado por laudo o documento técnico que
verifique tal circunstancia. El recuento de la vida til del bien debera
ser reiniciado, de acuerdo con las tasas de depreciacion regulatorias
vigentes

Eliminado: Base Blindada. Para los sucesivos Célculos Tarifarios,
la BAR aprobada en el Célculo Tarifario anterior se considera
“Blindada”. Este blindaje se da tanto para las unidades fisicas de
activos como para los valores unitarios aprobados. Los valores
blindados deberan ser ajustados por la evolucién de indices de
precios para expresarlos a moneda de la Fecha de Referencia de cada
Calculo tarifario

Eliminado: Se exceptian de la Base Blindada las mejoras

establecidas en el Articulo 85, ya que son parte de la Base

Eliminado: Blindada

Eliminado: anterior ]
Eliminado: del Ciclo Tarifario precedente. En el caso de la BAR

neta es necesario considerar la BAR neta al inicio del Ciclo Tarifa"

Movido hacia abajo[1]: <#>Las bases de activos bruta y neta
deben ser ajustadas por indices generales de precios para estar

Eliminado: <#>Blindada

Movido (insercion)[1]

Eliminado: s

Eliminado: y neta

Eliminado: n

justificacion, podra efectuar el ajuste por indices generales de precios para Jyeexpresar, en unidades
monetarias homogéneas a la Fecha de Referencia.
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Eliminado: adas

Eliminado: estar
Eliminado: das
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Articulo 91.  El procedimiento para la valuacion de los activos que conforman la Base Inicial,es el

siguiente:

a. Todo activo capaz de ser individualizado y tipificado, debera valorizarse siguiendo lo indicado

Eliminado: <#>9

Eliminado: <#>Blindada

en el Capitulo 9,

b. Todo activo en que se justifique la imposibilidad de su valorizacién segin lo indicado en el
inciso a, debera se actualizado su valor aplicando la férmula indicada en el Articulo 95.,

c. Jndice de aprovechamiento (1A). A los efectos de analizar el cumplimiento del criterio de
prudencia en las inversiones realizadas, a los transformadores de distribucion se aplica el 1A.
El IA surge del producto entre el factor de uso de cada transformador, por la expectativa de
crecimiento de la carga de dicho transformador,

e Factor de Uso: se determina como el cociente entre la demanda maxima (en MVA),
verificada en los Gltimos dos afios con relacién a la Fecha de Referencia, y la potencia
total instalada (PT1) del transformador.

DM

FUS = m

donde
DM: Demanda Maxima_(kVA)
PTI: Potencia Total Instalada (k\VA)

e Expectativa de crecimiento para la carga atendida por el transformador: se proyecta
para los préximos 10 afios, y su base de calculo es el crecimiento de la carga verificado en
los Ultimos cinco afios, o en los afios de antigliedad del activo si ésta fuera menor a cinco
afios.

ECC = (1+ TCAy) * (1 + TCAy) % .x (1 + TCAy,)

ECC es el crecimiento estimado de la carga para los proximos 10 afios, TCA es la tasa de
crecimiento anual de la carga del transformador.

Por Gltimo, el 1A surge de:

IA=ECC XxFUS x 100

CAPITULO 8. Criterios Generales de valuacion de los activos que componen la
BAR

Articulo 92.  Verificacion de la Existencia del Activo. La valuacion de los activos debe realizarse
tomando en consideracion los resultados de las inspecciones de campo y muestreo representativo con
el fin de verificar la existencia fisica de los activos contables y las caracteristicas operacionales de los
mismos.

Articulo 93.  Método de Valuacion de los Activos Regulatorios Eléctricos. El método general
utilizado para la valuacion de los activos es el VNR. En los casos de que no se disponga de precios de
referencia actualizados se consideraré el método de costo histérico (contable) corregido.

Articulo 94.  Asignacion de Costos Unitarios. La asignacion de los costos unitarios a los activos
bajo andlisis se realiza a través de unidades constructivas (UC) estandar.
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Eliminado: De la base aprobada en el Célculo Tarifario anterior
deben ser excluidas las bajas ocurridas entre dicho Calculo y el
presente

Eliminado: El valor de los activos de la base neta de bajas debe
ser actualizado anualmente con base en la evolucién de indices de
precios generales

Eliminado: <#>Se deben computar las depreciaciones
acumuladas de los activos, aplicando los mismos indices y
metodologia del literal b.{




Articulo95. En los casos de que no se disponga de precios de referencia actualizados, Ja Eliminado: La

actualizacion de los costos de las Unidades Constructivas se realizard mediante un indice que considera
la evolucion de:

= indice de Precios al Consumo

= Evolucién del tipo de cambio

= Costo del cobre

= Costo del aluminio
La formulacion matematica de la paramétrica de ajuste del valor de las Unidades Constructivas es la
siguiente:

FAUC = & XIPCt+a XTCt+a xIPC”fxTCt+ , [pcal, TG,
TUYTIPC, T P TTC, 2T IPcuy  TCy  * T IPCaly " TG,

Donde:
FAUC: Factor de ajuste del valor de las Unidades Constructivas.

d,: Coeficiente de participacion de los insumos domésticos en el factor de ajuste de las
Unidades Constructivas

d,: Coeficiente de participacion de los insumos importados en el factor de ajuste de las
Unidades Constructivas

d3: Coeficiente de participacion del cobre en el factor de ajuste de las Unidades Constructivas

d,: Coeficiente de participacion del aluminio en el factor de ajuste de las Unidades
Constructivas

IPC,: indice de precios al consumo del periodo t

IPDC,: indice de precios al consumo del periodo base (0)
TC,: Tipo de cambio del periodo t

TC,: Tipo de cambio del periodo base (0)

IPcu,: indice de precios del cobre del periodo t

IPcuy: indice de precios del cobre del periodo base (0)
IPal,: indice de precios del aluminio del periodo t

IPal,: indice de precios del aluminio del periodo base (0)
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QUANTUM

Las ponderaciones de cada indice en la formula seran aprobadas por la CREE con base en una propuesta
presentada por la Empresa Distribuidora.

CAPITULO 9. Valuacion de subestaciones, redes, centros de transformacion,
Maquinas y Equipos

Articulo 96.  Los ARE correspondientes a esta categoria son:
a. subestaciones

transformadores de distribucion,

lineas y redes de distribucion,

equipos de medicion,

sistemas de telecomunicacion y telecontrol,

sistemas de despacho de cargas de distribucion,

g. otros equipos.

- ® oo T

Articulo 97.  El método de valuacion implementado es el VNR, el que surge de la siguiente férmula:
VNR = EP + COM + CA+10C

a. EP, Equipamientos principales: se valtan con base en un banco de precios referenciales o
precios de la empresa, conformado a partir de las compras de los Gltimos dos afios con
relacion a la Fecha de Referencia. En caso de no existir compras de un determinado bien o
Unidades Constructivas, en el periodo de dos afios considerado, su valor se determina por su
costo historico ajustado.

b. COM, Componentes Menores: son materiales y accesorios a los componentes principales
que se valorizan a través de porcentajes de costos respecto del equipamiento principal. Estos
porcentajes seran obtenidos del analisis de la totalidad de los proyectos ejecutados por la
Empresa Distribuidora.

c. CA, Costos adicionales: son las erogaciones correspondientes a gerenciamiento, montaje,
flete, entre otros aspectos. Son obtenidos como porcentajes definidos en la misma forma que
los COM.

d. 10C, (Intereses por Obra en Curso): corresponde a las remuneraciones de la obra en curso,
cuyo valor se determina aplicando la Tasa de Actualizacion real después de impuestos sobre
el plazo promedio de ejecucion de la obra y el valor de los desembolsos mensuales.

CAPITULO 10.  Valuacion de Terrenos, edificios y obras civiles

Articulo 98.  Los terrenos se valuaran actualizando los valores contables por un indice general de
precios.

Articulo 99. A los terrenos les corresponde la aplicacion de un 1A, que representa el porcentaje del
terreno afectado a las actividades de distribucion de energia eléctrica. El 1A se determina como el
cociente entre el area efectivamente utilizada (incluyendo area de seguridad, estacionamiento,
maniobras, entre otros) y la superficie total del terreno. De forma justificada, la CREE puede reconocer
cierto porcentaje de indice de aprovechamiento como area de reserva operacional, para potenciales
incrementos en la escala de operacion, como asi también espacio verde necesario para la prestacion
del servicio.

Articulo 100. El aprovechamiento del terreno debe ser verificado mediante inspecciones o visitas de
campo.

Articulo 101. Queda sin efecto ya que el valor de los edificios esta contenido en el % con el cual los
ARNE sean determinados (articulo 69). (Si_se podria poner lo siguiente) L os edificios y obras civiles
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Eliminado: El VNR de las edificaciones se obtiene a partir de
costos unitarios de construccion predefinidos y correspondientes a
cada uno de los elementos que componen una Unidad Constructiva




QUANTUM

se valuaran actualizando los valores contables por un indice general de precios, lo cual permitird
determinar su participacién en el valor total de ARNE determinado segun lo establecido en el articulo
69. La apertura del valor de los ARNE es con fines de calculo del costo de capital, dada la vida Util de

cada tipo de ARNE.
CAPITULO 11.

Valuacion de Vehiculos, Muebles y Softwares e inventario y
capital de trabajo

Articulo 102. Queda sin efecto ya que el valor de los edificios esta contenido en el % con el cual los

ARNE sean determinados (articulo 69), (Si_se podria poner_lo siguiente) Los vehiculos, muebles,
software y hardware se valuaran actualizando los valores contables por un indice general de precios,
lo cual permitira determinar su participacién en el valor total de ARNE determinado segin lo
establecido en el articulo 69. La apertura del valor de los ARNE es con fines de calculo del costo de
capital, dada la vida Util de cada tipo de ARNE.

Avrticulo 103. Queda sin efecto ya que el valor de los edificios esta contenido en el % con el cual los

Eliminado: Los activos correspondientes a las categorias vehiculos,
muebles, y software, deben ser valuados con el método del valor
contable actualizado

ARNE sean determinados (articulo 69), Se sugiere aprovechar este articulo para incorporar el capital
de trabajo diciendo: El capital de trabajo serd un monto suficiente para cubrir las necesidades de una
operacion normal y continua del sistema de Distribucion, no superior a un doceavo de los ingresos

anuales previstos.

Avrticulo 104. Paralos activos vinculados a la operacion y mantenimiento de maquinas, instalaciones
y equipos necesarios para la prestacion del servicio de distribucion de energia eléctrica, se considerara
el valor del stock promedio de los dltimos doce meses, con relacion a la Fecha de Referencia, de
materias primas, materiales, y compras en curso.

CAPITULO 12. Valuacion de la Base Incremental

Avrticulo 105. La Base Incremental esta formada por todas las inversiones realizadas durante el Ciclo
Tarifario propuestas.en el Plan Quinquenal de Negocios y aprobadas por la CREE.

Articulo 106. El procedimiento para la valuacion de los activos que conforman la base incremental
es idéntico al establecido para los activos que conforman la base inicial,

de vehiculos y muebles puede realizarse por muestreo o por
inspeccion de campo

Eliminado: La verificacion de la existencia de las unidades fisicas ‘

Eliminado: inmediato anterior

Eliminado: evistas

de Negocios pero que fueron aprobadas

{ Eliminado: més las inversiones no previstas en el Plan Quinquenal }

Eliminado: el siguiente:

Eliminado: <#>Se consideran las incorporaciones de activos del
Ciclo Tarifario anterior, estos activos pasan a formar parte de la
base incremental una vez que son aprobados por la CREE.{

Se considera la depreciacién acumulada entre la fecha de entrada
en operacion del activo y la fecha de Calculo Tarifario.{

Se computa el 1A.

Avrticulo 107. Queda sin efecto.

CAPITULO 13.  Tratamiento de, Inversiones de Terceros

Avrticulo 108. Meétodo de Depreciacion. Queda sin efectq,
Articulo 109. Activos 100% depreciados. Queda sin efectq
Articulo 110. Altas de Activos. Queda sin efectq

Avrticulo 111. Bajas de Activos. Queda sin efectq

Articulo 112. Inversiones de Terceros. Las inversiones de terceros, si bien son activos operados y
mantenidos por la Empresa Distribuidora, no seran consideradas como componentes de la BAR. No
obstante, se aceptara la incorporacion a la BAR de los activos financiados por terceros en aquellos
casos en que exista un acuerdo de pago de los mismos a través de la energia suministrada por la
Empresa Distribuidora a los usuarios que financiaron las inversiones.
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Eliminado: Dentro del grupo de activos que forman parte de la
Base Incremental se encuentran los activos proyectados en el Plan
Quinquenal de Negocios en el Célculo tarifario anterior, y que fueron
realizados en dicho Ciclo Tarifario. Estos activos seran incorporados
a la Base Blindada al minimo valor entre el costo real (valor de libro)
al cual el activo fue incorporado, y el valor actualizado de la UC
correspondiente

[ Eliminado: Depreciaciones, Altas y Bajas, e ]

Eliminado: Las depreciaciones se calcularan con base en el método
lineal.{

Los valores de depreciacion acumulada registrados en la contabilidad
y aprobados por la CREE solo podran ser modificados segun lo
establecido en el inciso b del Articulo 91 del presente Reglamento

Eliminado: Vencido el plazo de vida (til contable de los activos, el
valor residual de los mismos seré cero

Eliminado: Las altas o adiciones de activos, realizadas en el Ciclo
Tarifario anterior constituyen la Base Incremental, y sélo deben ser
incluidas como base de remuneracion los Activos Elegibles definidos
enel Articulo 71

Eliminado: En el caso de constatarse el retiro de activos de la
prestacion del servicio, los mismos seran excluidos de la Base de
Remuneracion...




TITULO 4. Costos De administracion, operacion y mantenimiento

CAPITULO 1. Metodologia para la determinacion de los Costos de
Administracion, Operacion y Mantenimiento (CAOM)

Articulo 113. Los CAOM seran propuestos por la Empresa Distribuidora en el Plan Quinquenal de
Negocios y seran 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”.

Avrticulo 114. La escala de la distribucion de energia eléctrica sera 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 considerard empresas
distribuidoras de electricidad que presenten las caracteristicas adecuadas a diciembre del afio
gue la CREE defina como afio base,

b. Escala de las empresas: Se determina la escala de la actividad de distribucion de energia
eléctrica a través de la Variable de Escala Compuesta (VEC), que consiste en ajustar el nimero
de usuarios por los coeficientes extension 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 y BT sobre el
nimero total de Usuarios (energia distribuida /namero de usuarios). La formula a usar sera
la siguiente:

sU 6L
VEC = UC x (1+37+y7)

Dénde:
VEC = Variable de Escala Compuesta;

UC = NUmero de Usuarios;

sU =U . - . - -z
= % Desvio proporcional de energia facturada por Usuario con relacion a la

media de la muestra de empresas considerada tal como se describe en b. U
corresponde a la media aritmética de u que es la razon Siergie distribuida

nimero de usuarios

SL I-L . - -, . -z
= (L—) Desvio proporcional de la extension de red por cliente con relacion a la

media de la muestra de empresas considerada. L corresponde a la media
aritmética de u, que es la razon Jom de red

nimero de usuarios

. . . . fa distribuid
B Parametro asociado a la energia facturada por usuario y = e Ceruce

nimero de usuarios

z - -, - km de red
y Parametro asociado a la extension de la red por usuario (I = —————

ntmero de usuarios’

c. Costos de referencia: Los costos internacionales de referencia se obtendran a partir de la
muestra de empresas considerada, y estaran expresados en délares 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 como el promedio
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[ Eliminado: previo a la Fecha de Referencia




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 estara dado 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._Las empresas distribuidoras deberan justificar, a partir de la muestra
internacional de referencia, mediante técnicas de eficiencia comparada, cuales empresas
forman parte del quintil superior a partir de cuyos costos unitarios quedard determinado el
costo unitario promedio eficiente.

Extrapolacion 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 numero de usuarios Unicamente las cuentas activas, es decir, sin saldos nulos de
facturacion o consumo en los seis meses previos.

CAOMp), = CUE,s X VECg),

donde:

CAOMgp: Costos de Administracion Operacion y Mantenimiento eficientes de la Empresa
Distribuidora

CUEs: Costo Unitario Eficiente obtenido a partir de las empresas del Quintil Superior

VECgp: Variable de Escala Compuesta de la Empresa Distribuidora

CAPITULO 2. Metodologia para la determinacion de los Costos Eficientes por
Deudores Incobrables

Avrticulo 116. EIl procedimiento para la determinacion del porcentaje de costos eficientes por
deudores incobrables a reconocer en el Calculo Tarifario consta de las siguientes etapas:

a. Determinacion del punto de partida;
b. Calculo del porcentaje meta u objetivo de incobrabilidad; y
c. Definicion de la senda de convergencia a la meta.

Articulo 117. La CREE determinara el porcentaje meta de DI con base en el porcentaje promedio de
los tres afios previos a la Fecha de Referencia de deudores incobrables de la muestra de empresas
distribuidoras de energia eléctrica que se considera para determinar los CAOM. Se considerard como
referencia al quintil (20%) mas eficiente de la muestra.

Avrticulo 118. El punto de partida sera el valor eficiente definido en el Célculo Tarifario precedente.

Articulo 119. La convergencia hacia la meta se calculara como la reduccién anual que se aplica al
porcentaje de incobrabilidad, de manera tal que al finalizar el Ciclo Tarifario se alcance el porcentaje
meta.

La férmula matematica es la siguiente:

API : ajuste anual aplicado sobre el porcentaje de deudores incobrables
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PI,: porcentaje de incobrables del punto de partida

PI,,,: porcentaje objetivo de deudores incobrables

5: es la cantidad de afios de duracién de un Ciclo Tarifario.

CAPITULO 3. Metodologia para la determinacion de las Pérdidas Eficientes de

Energia

Articulo 120. Con el objetivo de estimar los niveles de pérdidas regulatorias eficientes, en
megavatio-hora (MWh) y en porcentaje, se definen los siguientes conceptos:

a.

Energia Vendida — EV. Representa toda la energia vendida por la Empresa Distribuidora mas
su consumo propio, excluyendo los Usuarios conectados en AT.

Energia Entregada - EE. Energia que circula por el sistema de Distribucién con facturacion
solo por el Cargo por Uso de las Redes de Distribucion, calculada como la suma de la energia
entregada a Consumidores Calificados que compran de Empresas Comercializadoras,
Empresas Generadoras o Agentes del MER.

Energia Inyectada. — EI: Suma de toda la energia inyectada en la red de distribucion de la
Empresa Distribuidora en los Puntos de Entrega de transmisién (menos la energia exportada
para la red de transmision) més la inyeccion de generacion conectada a la red de distribucion
de la Empresa Distribuidora (propia o de Usuarios Autoproductores).

Punto de Entrega. Se establece como Punto de Entrega entre la Red de Transmision y la
Red de Distribucion la salida de la barra de AT.

Pérdidas de Distribucion — PD — Diferencia entre la El y la suma de la EV més la EE,
expresada en megavatio-hora MWh.

PD = EI — (EV + EE)
donde:
PD: Pérdidas en Distribucion
EI: Energia Inyectada
EV: Energia Vendida
EE: Energia Entregada

Pérdidas Técnicas — PT; Porcién de las pérdidas de distribucion inherente al proceso de
distribucion, transformacion de tensién y medicién de la energia en la red de la Empresa
Distribuidora, expresada en megavatio-hora — MWh.

Pérdidas No Técnicas. — PNT. Representa todas las demas pérdidas asociadas a la
distribucion de energia eléctrica, tales como hurtos de energia, errores de medicion, errores en
el proceso de facturacion, usuarios sin lectura de medidores, entre otros. Corresponde a la
diferencia entre las PD y las PT.

Porcentaje de Pérdidas en Distribucion — PPD: porcentaje de pérdidas en la red de la
Empresa Distribuidora en relacién con la energia inyectada en la red:

ppD = 22 x 100
EI
Donde:
PPD: Porcentaje de Pérdidas en Distribucion

PD: Pérdidas en Distribucién (en MWh)
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EI: Energia Inyectada en Distribucion (en MWh)

Articulo 121. Pérdidas Técnicas. El valor regulatorio de PT serd el porcentaje que surja del BEP
establecido en el Articulo 10 incido d. En el caso que la Empresa Distribuidora no presente dicho
estudio, la CREE definira el valor con base a la informacion disponible.

Articulo 122. El nivel meta de PNT reconocido en tarifas se determinara con base a la muestra de
empresas definida en el Articulo 115 inciso a, considerando el promedio de los tres afios previos a la
Fecha de Referencia.

Articulo 123. La determinacién de las metas de PNT surge a partir de la ponderacion entre las PNT
eficientes de la muestra considerada de empresas de referencia y las PNT propias de la Empresa
Distribuidora.

PNTmeta = Qpench X PNTbenrh + (1 - abench) X PNTemp
Donde:
PNTpeeq: poOrcentaje de PNT eficientes objetivo para la empresa

Qpench: Porcentaje de la meta que se define a partir de las referencias internacionales
(benchmark)

PNTyencn: PNT de las empresas de referencia o benchmark
PNT,,,,: PNT reales de la empresa bajo analisis

Articulo 124. Las pérdidas totales eficientes de energia surgen de la suma de las pérdidas definidas
en el Articulo 121 y en el Articulo 123.

Avrticulo 125. La trayectoria de convergencia hacia la meta de PD eficientes es el porcentaje de
reduccion anual a aplicar a las PD de la Empresa Distribuidora de manera tal de alcanzar el nivel de
pérdidas eficientes. La formulacion matematica para la reduccion anual es la siguiente:

s | PT,
PRA = jﬂ—l

PTmeta
Donde:
PRA: Porcentaje de reduccion anual
PT,.q;: porcentaje de pérdidas totales reales de la Empresa Distribuidora a inicio del Ciclo
Tarifario
PTetq: POrcentaje de pérdidas totales eficientes objetivo para la Empresa Distribuidora,
5: es la cantidad de afios de duracion de un Ciclo Tarifario.
CAPITULO 4. Determinacion del valor esperado de las Indemnizaciones por

Calidad de servicio
Articulo 126. Indemnizaciones por calidad de servicio. El valor esperado de las indemnizaciones
por interrupciones u otras desviaciones de la calidad de servicio seré calculado conforme lo establece
laNT-CD.
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Avrticulo 127. Costo de la Energia no Suministrada (CENS). El CENS es utilizado en la regulacion
para definir y agrupar los costos econdémicos que afectan a la sociedad resultantes de una interrupcion
en el suministro de energia eléctrica. En el contexto de la LGIE, representa el perjuicio a los Usuarios
derivado de la interrupcion del suministro, expresado en términos monetarios por kWh o MWh no
suministrado.

Articulo 128. El valor de CENS a usar en el primer Calculo Tarifario sera USD325 por MWh no
suministrado,

Avrticulo 129. Ajustes en el CENS. Para los siguientes Calculos Tarifarios, el CENS sera ajustado
por la variacion del indice de precios al consumo de los Estados Unidos de América que publica la
Reserva Federal de ese pais, en tanto la CREE no realice o cuente con un estudio que justifique
modificar el CENS.

TITULO 5. Tasa de actualizacién

Articulo 130. La Tasa de Actualizacion (TA) a utilizar en el Calculo Tarifario debera reflejar la tasa
de costo de capital para actividades de riesgo similar en el pais. La Tasa de Actualizacion real después
de impuestos (TA,.q1q;) Sera determinada por la CREE mediante estudios contratados con entidades
privadas especialistas en la materia.

Avrticulo 131. Si la TA,.q q; €stimada resultare inferior a siete por ciento (7%) real anual o bien
superior a trece por ciento (13%) real anual, se aplicara el limite inferior de siete por ciento (7%) para
el primer caso y el limite superior del trece por ciento (13%) para el segundo caso.

TITULO 6. COSTOS no controlables TRANSFERIBLES A TARIFAS de
la empresa distribuidora

CAPITULO 1. Costo Base de Generacion

Avrticulo 132. Definicion. El Costo Base de Generacién de cada Empresa Distribuidora se compone
por el costo de compra de generacion que entrara en el Calculo Tarifario, excluyendo a los
Consumidores Calificados que optaron por comprar energia y/o potencia con precios libremente
pactados.

Articulo 133. Responsabilidad del célculo del Costo Base de Generacion. EI ODS calculard y
enviara a la CREE a fines del mes de diciembre de cada afio el Costo Base de Generacién de cada
Empresa Distribuidora previsto para el afio siguiente.

Avrticulo 134. Revisién y aprobacién. Con la informacion recibida del ODS, la CREE revisara y
aprobara el Costo Base de Generacion. La CREE podra solicitar al ODS aclaraciones o ampliaciones
de informacion, quien, en caso de que corresponda, deberd responder y hacer los ajustes
correspondientes en un plazo de cinco dias. Una vez recibida dicha informacion la CREE dispondra de
15 dias para aprobar el Costo Base de Generacion.

Articulo 135. Metodologia de calculo del Costo Base de Generacion. El ODS calculara el Costo
Base de Generacion propuesto para el afio t con base en los resultados de la Planificacién de Largo
Plazo disponible a fines de diciembre del afio t-1 y de la informacién de los contratos registrados, de
acuerdo a la siguiente formula.

CBG th = CBEt’h + CBPt'h
Donde:
CBG,y, es el Costo Base de Generacion previsto para el afio t en el bloque horario h
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CBE,;, es el Costo Base de Energia previsto para el afio t en el bloque horario h

CBP, j, es el Costo Base de Potencia previsto para el afio t en el blogue horario h
h es cada uno de los tres bloques horarios de energia

El Costo Base de Generacion se calculara en délares estadounidenses y se convertira en Lempiras de
acuerdo con lo establecido en el Articulo 7 del presente Reglamento.

Articulo 136. Asignacion del Costo Base de Potencia por blogue horario. El Costo Base de
Potencia se asignara por blogque horario con base al factor de carga de cada bloque horario que surja
del ECD, de acuerdo a las siguientes formulas:

CBP,;, =x* CBP,
Donde:
CBP; es el Costo Base de Potencia previsto para el afio t

o, es el coeficiente de asignacion del Costo Base de Potencia estimado para el bloque horario
h

CBP; j, es el Costo Base de Potencia previsto para el afio t en el blogue horario h

h es cada uno de los tres blogues horarios de energia

_ FG,
SR Gy
Donde:
o, es el coeficiente de asignacion del Costo Base de Potencia estimado para el bloque horario

h
FCy, es el factor de carga estimado para el bloque horario h
h es cada uno de los tres bloques horarios de energia

PME,
PMAX

FCh =

Donde:
FCy, es el factor de carga estimado para el bloque horario h
PME], es la potencia media estimada para el bloque horario h
PMAX es la potencia maxima

Articulo 137. Costos por bloques horarios de la energia. El Costo Base de Energia se calculara por
bloques horarios para su traslado a tarifas, de acuerdo a lo establecido en el Articulo 59 del presente
Reglamento. EI ODS reportara precios para los tres bloques horarios de la energia, de tal forma que:

12
CBE,, = Z CBEmp
m=1
Donde:
CBE, ) es el Costo Base de Energfa previsto para el bloque horario h para el afio t.
CBEp,, es el Costo Base de Energia previsto para el bogue horario h en cada mes m del afio t.

h es cada uno de los tres blogues horarios de energia
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Los costos por bloques horarios de energia se calcularan con base en la generacion prevista y los costos
marginales resultantes del modelo de optimizacién para la Planificacion de Largo Plazo calculado por
el ODS de acuerdo a lo que establece el ROM, y de los precios de los contratos transferibles a tarifas
de la Empresa Distribuidora, de acuerdo a lo que se establece en este Reglamento.

El Costo Base de Energia se compone del costo de las compras previstas de energia en contratos y de
las compras previstas de energia de oportunidad. La compra prevista de energia de oportunidad surge
como la diferencia entre la demanda prevista de la Empresa Distribuidora y de la energia prevista
cubierta por contratos.

CBEpp = CECpp + CEOp
Donde:
CBE, p, s el Costo Base de Energia previsto para el blogue horario h para el mes m

CEC,, , es el costo previsto de compra de energia en contratos para el blogue horario h para el
mes m

CEO,,  es el costo previsto de compra de energia de oportunidad para el bloque horario h
para el mes m

h es cada uno de los tres bloques horarios de energia

Avrticulo 138. Costo de energia en contratos. El costo previsto de energia en contratos para el
bloque horario h se compone del costo de contratos transferibles a tarifas y del costo de contratos no
transferibles a tarifas.

CEC,,, = CECT,,,, + CECNT,,
Donde:
CEC,, j, es el costo de energia previsto para el bloque horario h en contratos para el mes m

CECT,,, es el costo de compra de energia previsto para el blogue horario h en contratos
transferibles para el mes m

CECNT,, j, es el costo de energia previsto para el blogue horario h en contratos no transferibles
para el mesm

h es cada uno de los tres bloques horarios de energia

Son transferibles a tarifas los contratos existentes previo a la entrada en vigencia de la LGIE, y los
contratos licitados en las condiciones establecidas por la misma. Los contratos no transferibles a tarifas
son aquellos suscritos con posterioridad a la vigencia de la LGIE y que no cumplen con las condiciones
establecidas en la misma.

Articulo 139. Costo de la energia en contratos transferibles a tarifas. Para los contratos
transferibles a tarifas reguladas de la Empresa Distribuidora, el costo de compra de la energia prevista
para el bloque horario h se valora al precio previsto en dichos contratos.

CECTy,p = Z;‘zl(EPCT}-,m_thECY}_m_h)
Donde:

CECT,,, es el costo de la energia prevista para los n contratos transferibles a tarifas, en el
bloque horario para el mes m

EPCT;j ,, €s la cantidad de energia prevista para el contrato transferible j en el bloque horario
h del mes m.
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PECTjm,, €s el precio de la energia prevista en el contrato transferible j en el blogue horario

h del mes m ajustado para dicho mes de acuerdo a la férmula de indexacién que
establece el contrato.

n es el nimero de contratos transferibles a tarifas.
h es cada uno de los tres bloques horarios de energia

Avrticulo 140. Costo de la energia en contratos no transferibles a tarifas. Para los contratos no
transferibles a tarifas se tomara en cuenta el costo estandar determinado por la CREE para cada una de
las tecnologias y en funcion de la antigiiedad de las centrales. Para el caso de contratos de importacion
se tomaréa en cuenta el precio marginal estimado por el ODS en el Punto de Entrega de la energia.

CECNTyp = ¥}=1(EPCNT; pmp, x CET)
Donde:

CECNT,, , es el Costo de Energia previsto en Contratos No transferibles para el bloque horario
henel mesm

EPCNT; ., €5 la Energia Prevista en el Contrato No Transferible j para el blogue horario h
del mes m

CET es costo estandar por tecnologia determinado por la CREE para el afio t salvo en caso de
los contratos de importacion

n es el nimero de contratos transferibles a tarifas.

h es cada uno de los tres bloques horarios de energia

Avrticulo 141. Costo previsto de energia de oportunidad La energia de oportunidad prevista a
comprar se estima como la diferencia de la demanda total prevista para la Empresa Distribuidora
medida en el Punto de Entrega y la compra de energia prevista en contratos. En dicho calculo se debe
excluir la demanda prevista de los Consumidores Calificados que compran a un generador o de una
comercializadora, diferente de la Empresa Distribuidora.

EPOpp = ETPyp — ETPCp
Donde:

EPO,, ;, es la totalidad de la compra de energia de oportunidad que la Empresa Distribuidora
prevé comprar para el blogue horario h en el mes m

ETP,, , es la totalidad de la compra de energia que la Empresa Distribuidora prevé comprar
para el bloque horario h en el mes m

ETPC,,, es la totalidad de la compra de energia que se prevé comprar en contratos por la
Empresa Distribuidora para el bloque horario h en el mes m

h es cada uno de los tres blogues horarios de energia

CEOmp=EPOp, p xCMy, p,
Donde:

CEO,,, es el costo previsto de la compra de energia de oportunidad para el bloque horario h
para el mes m

EPO,, , es la compra prevista de energia de oportunidad de la Empresa Distribuidora para el
bloque horario h del mes m
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CM,,, , €s costo marginal (precio en el nodo de conexion previsto en la planificacion del ODS
en el bloque horario h del mes m

Avrticulo 142. Estimacion del Costo Base de Potencia. El Costo Base de Potencia se compone del
costo de las compras de potencia en contratos y del costo estimado de los desvios de potencia.

CBP, = CPC, + CDP,
Donde:
CBP; es el CBP previsto para el afio t
CPC, es el costo previsto de compra de potencia en contratos para el afio t

CDP; es el costo previsto del desvio de potencia para el afio t valorizado al costo real del afio
t-1

El ODS calculara antes del 15 de enero de cada afio e informara anualmente a la CREE los desvios de
potencia en cada mes (enero a diciembre) del afio anterior, de acuerdo a lo establecido en el ROM.
Dichos desvios seran considerados en el primer ajuste trimestral del Costo Base de Generacion.

Articulo 143. Costo de compra de potencia firme en contratos. El costo previsto de compra de
potencia firme en contratos se compone del costo de compra de potencia firme a través de contratos
transferibles a tarifas y del costo de contratos no transferibles a tarifas.

CPC, = CPCT, + CPCNT,
Donde:
CPC, es el costo previsto de compra de potencia firme en contratos para el afio t

CPCT; es el costo previsto de compra de potencia firme en contratos transferibles para el afio
t

CPCNT, es el costo previsto de potencia firme en contratos no transferibles para el afio t
valorizados al Precio de Referencia de la Potencia.

Avrticulo 144. Costo de la compra de potencia en contratos transferibles a tarifas. Para los
contratos transferibles a tarifas, el precio de la potencia a reconocer en el Calculo Tarifario
correspondera al precio previsto en dichos contratos.

CPCTy = Y%y Y71 (QPCT;mXPPCT} )
Donde:

CPCT; es el costo previsto de la potencia firme en los n contratos transferibles a tarifas para el
afiot

QPCT; ,, es la cantidad prevista de compra de potencia firme para el contrato transferible j
durante el mes m del afio t

PPCT; ,, €s el precio previsto de la potencia firme para el contrato transferible j durante el mes
m del afio t ajustado para dicho mes de acuerdo a la formula de indexacién que
establece el contrato.

n es el nimero de contratos transferibles a tarifas.

Articulo 145. Costo de la compra de potencia en contratos no transferibles a tarifas. Para los
contratos no transferibles a tarifas, el costo a reconocer de la potencia correspondera al Precio de
Referencia de la Potencia establecido por la CREE.
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CPCNT, = ¥32=1 ¥} (PPCNT,, jx PRP)
Donde:

CPCNT; es el costo total previsto de la potencia firme en n contratos no transferibles para el
afiot

PPCNT,, ; es la cantidad prevista de compra de potencia en el contrato no transferible j para
el mes m del afio t

PRP es el Precio de Referencia de la Potencia establecido por la CREE
n es el nimero de contratos no transferibles a tarifas.

CAPITULO 2. Ajuste trimestral del costo base de generacion

Avrticulo 146. Procedimiento para el ajuste trimestral del Costo Base de Generacion. El Costo
Base de Generacidn se ajustara en forma trimestral de acuerdo al siguiente procedimiento:

a. Al completar la liquidacion mensual, el ODS enviara a la CREE el documento de transacciones
econoémicas del mes anterior, incluyendo las transacciones de compra y venta de energia y
potencia, costo/cargo de transmisién, cargo de Servicios Complementarios, cargos del Mercado
Eléctrico Regional (MER) y cargo del ODS para la Empresa Distribuidora. Ademas, para el mes
finalizado, el ODS enviara un documento indicando para la Empresa Distribuidora el costo real
total de compra de energia (contratos, importaciéon y oportunidad), costo de potencia firme
(contratos y desvios, en caso que corresponda), y calculara la diferencia entre el costo real del mes
y el costo previsto para dicho mes en el Costo Base de Generacion anual aprobado.

b. La CREE revisara la informacion recibida y podra requerir aclaraciones o informacién adicional.
Con base en dicha informacion, la CREE calculara el costo real de generacion de cada mes y la
diferencia con el Costo Base de Generacion anual, y la diferencia acumulada para cada trimestre
calendario.

Avrticulo 147. Transferencia de los ajustes trimestrales del Costo Base de Generacion a tarifas
Empresa Distribuidora. La CREE aplicara en forma uniforme los ajustes trimestrales a todos los
cargos tarifarios correspondientes a tarifas reguladas, teniendo en cuenta la participacion de los costos
de generacion en los costos totales.

CAPITULO 3. Caélculo de los Costos no controlables transferibles a tarifas de la
empresa distribuidora

Avrticulo 148. Informacién. Para el calculo de los Costos No Controlables transferibles a tarifas de
la Empresa Distribuidora, la CREE tomara en cuenta la siguiente informacion:

a. Los contratos informados por la Empresa Distribuidora, incluyendo sus precios e
indexaciones, e identificando para cada contrato si es un contrato pre existente o un contrato
licitado luego de la entrada en vigencia de la LGIE;

b. El Costo Base de Generacién aprobado por la CREE y los ajustes trimestrales, incluyendo:
i. el consumo de energia y demanda firme previsto para la Empresa Distribuidora;

ii.  lacompra por parte de la Empresa Distribuidora de energia (por blogues horarios) y
potencia firme en cada contrato transferibles a tarifas;

iii.  la energia prevista no cubierta por los contratos a tarifas valorizada a los precios de
oportunidad (por blogues horarios);
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iv.  los desvios de potencia calculados por el ODS en la liquidacion del MEN de acuerdo
a lo establecido en el ROM.

v. la adquisicion de energia y potencia firme en contratos que no cumplen con las
condiciones de competencia que indica la LGIE (no transferibles a tarifas), la que
deberd ser valorizada a los costos establecidos por la CREE de acuerdo en el presente
Reglamento

c. Los pagos por Peajes e IVT de la Empresa Distribuidora previstos por el servicio de trasmision,
informados por el ODS;

d. Los cargos por los Servicios Complementarios que le correspondieron a la Empresa
Distribuidora en el afio anterior, informados por el ODS;

e. Los cargos por la funcién del ODS y los cargos del MER vigentes.

Los costos no controlables transferibles a tarifas (costo base de energia y costo base de potencia), seran
incrementados a partir de su afectacion por los factores de pérdidas, donde para cada categoria
dependeran de su nivel de conexidn a la red. Los factores de pérdidas de energia y potencia a aplicar
serén aquellos aprobados por la CREE para cada afio del ciclo tarifario y que surgiran segun lo
establecido en el Capitulo 3 del presente Reglamento. (Esto aplica si la CREE quita del VAD el costo
de las pérdidas y que forme parte del Pass Through por compra de energia y potencia como se hace en
la mayoria de los paises. Esto entre otras cosas permite que el costo de las pérdidas reconocidas, que
se traslada a tarifa, se vaya actualizando de la misma manera que la energia y potencia que consumen

los usuarios)

Articulo 149. Procedimiento. A fines del mes de diciembre de cada afio, la CREE calculard los
Costos no Controlables transferibles a tarifas previstos para el afio siguiente con base en la informacion
suministrada por el ODS y la Empresa Distribuidora. La CREE utilizara la siguiente formula:

CNCpp = CBGyp, + CSTyp + CSCyp, + COS,p + CMERyp, + DIF,_1 py
Donde:

CNC;, pnes el Costo No Controlable previsto transferible a tarifas para el afio t en el blogue
horario h

CBG,  es el Costo Base de Generacion previsto para el afio t en el bloque horario h

CST,, es el costo pagado por la Empresa Distribuidora por el uso del Sistema Principal de
Transmision en el afio t-1 informado por el ODS y ajustado por el IPC. El total pagado
se asignara a cada bloque horario en funcién de la participacion del total de energia
demandado en cada bloque horario sobre el total demandado de energia.

CSCq p, son los cargos pagados por los Servicios Complementarios que le correspondieron a la
Empresa Distribuidora en el afio t-1, ajustado por el IPC. El total pagado se asignara a
cada bloque horario en funcion de la participacion del total de energia demandado en
cada bloque horario sobre el total demandado de energia.

COS, j, son los cargos pagados por la Empresa Distribuidora por la funcién del ODS, ajustado
por el IPC. El total pagado se asignard a cada bloque horario en funcién de la
participacion del total de energia demandada en cada bloque horario sobre el total
demandado.

CMER, j, son los cargos pagados del MER, ajustados por el IPC. El total pagado se asignara
a cada bloque horario en funcién de la participacion del total de energia demandada
en cada bloque horario sobre el total demandado.
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DIF,_y, es la diferencia entre costos reales t y costos previstos durante el afio t-1,
ajustada por el IPC, conforme se establece en este Reglamento, El total pagado
se asignara a cada bloque horario en funcién de la participacion del total de energia
demandado en cada blogue horario sobre el total demandado de energia.

Avrticulo 150. Diferencia entre costos reales y previstos. La diferencia entre el costo real en el afio
ty el costo previsto en el afio t-1 ser estimada por la CREE de la siguiente forma:

DIF,_; = (CBGR4;_; — CBGyy_,) + (DIFCAT,_y) + (DIFCSC,_;) + (DIFCOS,_,)

Donde:

DIF,_; es la diferencia entre los costos reales en el afio t y los costos previstos para ese afio
durante el afio t-1.

CBGR4,—, es el Costo Base de Generacion real para el cuarto trimestre del afio t-1.
CBG,.—, es el Costo Base de Generacion previsto para el cuarto trimestre del afio t-1

DIFCAT,_, es la diferencia entre los pagos reales y los pagos previstos por concepto del
servicio de transmision de energia durante el afio t-1.

DIFCSC;_, es la diferencia entre los cargos reales y los cargos previstos por concepto de
servicios complementarios durante el afio t-1.

DIFCOS;_4 es la diferencia entre los cargos reales y los cargos previstos por concepto de
cargos del MER Y diferencia del cargo del EOR, de existir, durante el afio t-1.

Articulo 151. Transferencia de los Costos no Controlables a tarifas de la Empresa
Distribuidora. La Empresa Distribuidora no generara rentas adicionales ni percibira pérdidas como
consecuencia de los Costos No Controlables.

CAPITULO 4. Compra de energia a usuarios autoproductores

Articulo 152. Principio rector. La Empresa Distribuidora esta obligada a comprarle la energia
excedente a Usuarios Autoproductores con fuentes de energia renovable, pero podra comprarle energia
a Usuarios Autoproductores que utilicen otro tipo de fuente de energia. En cualquier caso, para que un
Autoproductor pueda vender energia a una Empresa Distribuidora, las partes suscribiran un contrato
segun lo establecido en el Reglamento de Usuarios Autoproductores. El precio de compra de dicha
energia correspondera a los costos evitados de energia.

Avrticulo 153. Procedimiento. La Empresa Distribuidora propondra a la CREE, para su analisis y
aprobacion, la tarifa de compra de energia a Usuarios Autoproductores con base en los costos evitados
de energia. La propuesta deberd estar debidamente fundamentada, pudiendo la CREE, solicitar
informacién complementaria.

Articulo 154. Precio de compra de la energia para Usuarios Autoproductores Conectados en
Baja Tension. El precio de compra de energia a Usuarios Autoproductores ubicados en Baja Tension
serd determinado por la Empresa Distribuidora, mediante la metodologia establecida en el Reglamento
de Usuarios Autoproductores y pasaran a formar parte del Costo Base de Generacion que entrara en el
Caélculo Tarifario.

TITULO 7. sistemas aislados

Avrticulo 155. Presentacion de informacion. A fines del mes de enero de cada afio, la Empresa
Distribuidora presentara a la CREE los siguientes documentos referentes al afio anterior:
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a. Calculo del costo del servicio de energia eléctrica en la Zona de Operacion;

b. Estructura Tarifaria aplicada;
c. Formulas de ajuste de tarifas aplicada.

Debera adjuntar toda la informacion que permita justificar los valores presentados, entre las cuales se
destaca:

i.  Costo de generacion: costos de combustibles (incluidos fletes), costos fijos y variables de
operacion y mantenimiento de las unidades de generacion. Se debera adjuntar informacion
sobre capacidad de generacion, tecnologia y antigliedad de cada una de las unidades, horas de
operacion, principales incidentes reportados, entre otros.

ii.  Costos de distribucién: costos de inversion, depreciacion anual de los activos, costos de
operacién y mantenimiento, costos comerciales. Se adjuntara informacion sobre la extension
y tipo de red, cantidad de transformadores y demas equipamiento utilizado para proveer el
servicio de distribucion e informacion sobre el sistema de medicién, facturacion y cobranza.

iii.  Estructura Tarifaria: categorias tarifarias, tarifas y cargos aplicados (por ejemplo, cargo de
conexion).
iv.  Ingresos tarifarios: cantidad de Usuarios por categoria tarifaria y energia vendida.

v. Formulas de ajuste de tarifas: ajustes realizados, variables consideradas y sus
ponderaciones, entre otros.

vi.  Indicadores de calidad servicio.
vii.  Estados contables.
La informacion de costos deberd ser presentada en Lempiras.

Articulo 156. Analisis de eficiencia y prudencia del costo de servicio. La CREE verificara que el
costo de servicio, la Estructura Tarifaria y las formulas de ajuste presentadas por la Empresa
Distribuidora se ajusten a los principios de eficiencia y prudencia, considerando las condiciones
particulares de operacion de un Sistema Aislado.

Articulo 157. Aprobacion. Con la informacién recibida de la Empresa Distribuidora, la CREE
revisard y aprobard el costo de servicio, Estructura Tarifaria y las formulas de ajuste en un plazo no
mayor a 60 dias. Durante dicho periodo, la CREE podra solicitar a la Empresa Distribuidora
aclaraciones o ampliaciones de informacion, las que deberan ser respondidas en un plazo no superior
a 15 dias.

TITULO 8. Procedimiento General DE Tarifas por uso del Sistema de
Transmision

CAPITULO 1. Consideraciones Generales

Articulo 158. Objetivo. El objetivo de este Titulo es establecer la metodologia de calculo de los
ingresos requeridos para la Empresa Transmisora y los Peajes de Transmision a pagar por el servicio
de transmision, y sus respectivas formulas de ajustes periédicos.

Articulo 159. Periodicidad: cada tres afios las Empresas Transmisoras presentaran a la CREE, para
su aprobacion, su propuesta de ingreso requerido para el Ciclo Tarifario, incluyendo los costos de
inversion de transmisién, y operacion y mantenimiento de su sistema de transmision. La CREE
actualizard anualmente el calculo de los costos de transmision y determinara los peajes
correspondientes por el uso del Sistema Principal de Transmision (SPT).
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QUANTUM

Avrticulo 160. Ingresos Requeridos para la actividad de Transmision. Los ingresos requeridos
por las Empresas Transmisoras deben remunerar los costos correspondientes a las anualidades de las
inversiones mas los costos de operacién y mantenimiento aprobados por la CREE.

Articulo 161. Ingresos Variables del Sistema Principal de Transmisién. EI ODS calculara los
Ingresos Variables del Sistema Principal de Transmision (1VT), que reflejan el costo marginal de las
pérdidas y el costo de las congestiones en el Sistema Principal de Transmision. El IVT para cada una
de las instalaciones correspondientes, se calculara por bloque tarifario horario, como la diferencia del
precio nodal multiplicado por la cantidad de energia retirada y el precio nodal multiplicado por la
cantidad de energia inyectada en el nodo correspondiente, aplicado a todos los nodos del Sistema
Principal de Transmision.

VT = 3555 Y1 5y Si(PNERpay X ERjpg — PNEI i X Elypg)
Donde:
IVT,: Ingresos Variables de Transmision correspondiente al afio t, asociado a la instalacion k

PNERj;4: Precio nodal de la energia retirada en el nodo j en el bloque tarifario horario h en
el diad

ERjpqy: Energia Retirada en el nodo j en el bloque tarifario horario h en el dia d, asociado a
la instalacion k, estimada con base en los valores registrados en el afio t-1

PNEI;,4: Precio nodal de la energia inyectada en el nodo i en el bloque tarifario horario h del
diad

El;pqr: Energia Inyectada en el nodo i en el bloque tarifario horario h del dia d, asociado a la
instalacion k, estimada con base en los valores registrados en el afio t-1

h: cada uno de los tres bloques tarifarios horarios
d: cada uno de los dias considerados en el afio t
k: cada una de las instalaciones correspondientes

Los precios nodales para el afio t son determinados a partir de los valores correspondientes al periodo
anual anterior t-1.

Articulo 162. Peajes de Transmisién. Corresponden a cargos por acceso y uso del Sistema
Principal de Transmision; su objetivo es recuperar los ingresos requeridos de las Empresas de
Transmision, una vez deducidos los IVT.
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QUANTUM

CAPITULO 2.

Articulo 163.

Caélculo de los Ingresos Requeridos de la Empresa Transmisora

Los Ingresos Requeridos (IR) para remunerar la prestacion del servicio de transmision

deben permitir a la Empresa Transmisora cubrir los costos eficientes del desarrollo de dicha actividad.

Conforme la especificacion del Articulo 161, a los fines del célculo tarifario, los IR se deben
desagregar por cada tipo de instalacion del sistema de transmision de energia eléctrica, es decir para
cada nivel de tension, y para cada subestacion

Los costos eficientes de la actividad de transmision de energia eléctrica incluyen:

a.

Anualidad de las Inversiones (Al) correspondientes a una red econémicamente
adaptada, calculadas con base en el VNR, su vida Util y la Tasa de Actualizacion
establecida.

Costos de Operacion y Mantenimiento (COM) correspondientes a una gestion
eficiente de la transmision.

IR, = Alj, + COM,,

Donde:

IRh: In

gresos Requeridos correspondientes a la instalacion h del Sistema Principal de

Transmision

Aly: Anualidad de las Inversiones correspondientes a la instalacion h del Sistema Principal de
Transmision

COM,,: Costos de Operacion y Mantenimiento correspondientes a la instalacion h del Sistema
Principal de Transmision

Articulo 164.

a.

Anualidad de las Inversiones. La Al comprende dos componentes:

Costo de oportunidad del capital: Suma de las retribuciones por el uso del capital,

intereses para los terceros y beneficios para los accionistas, que hubiesen tenido en su
mejor oportunidad alternativa de riesgo similar

Costo de mantenimiento del capital: Monto anual requerido para reponer los bienes

de capital al final de su vida util

En férmulas:

Donde:

CK¢=VNRu1 X FRC

CK: Costo de capital del activo regulatorio en el afio t

VNR: Valor nuevo de reemplazo del activo regulatorio (valorizado segin metodologia

correspondiente) al afio t-1
FRC = Factor de Recupero del Capital = TA /(1 - 1/(1 + TA)")

TA: Tasa de actualizacion real antes de impuestos

n: vida util del activo o conjunto de activos
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Eliminado: <#>Remuneracion del capital invertido (RC),
definida como el producto entre la Base de Activos Regulatorios
neta y la Tasa de Actualizacion;{

Depreciacion del capital (DC), la que se determina como el
producto de la tasa de depreciacién anual promedio por la Base de
Activos Regulatorios bruta. {

Al=RC+DC 1

Donde:{

Al Anualidad de las inversionesf

RC: Remuneracion del capital invertidof

DC: Depreciacion del capital invertidof

La anualidad de la inversion se determina de la siguiente manera:{
Al = BAR,, X TA + BAR x 81

Donde:{

Al Anualidad de la inversionf

BAR,,: BAR neta de depreciaciones{

TA: Tasa de Actualizacion{

BARjy: BAR brutaf

&: Tasa de depreciacion regulatoria promedio anual




QUANTUM

Avrticulo 165. Activos que no se consideran en el Célculo Tarifario. Los peajes no podran reflejar
la parte de los costos de los activos de la Red de Transmisién Regional (RTR) y que sean remunerados
en virtud que sus propietarios perciben el Ingreso Autorizado Regional correspondiente, ni los costos
de los activos del sistema secundario de transmisién desarrollados como obras de interés particular,
excepto en el caso en que estas obras de interés particular incrementen la capacidad de la red del
Sistema Principal de Transmision, peaje que debe ser recibido por la empresa propietaria de estos
activos.

Red Econdmicamente Adaptada. La expansion de la red de transmision (segin definicion del
articulo 13. Lit. b de la LGIE) sera el resultado de la planificacion a ser desarrollada por el ODS, a
través del plan de expansion con un horizonte de dos afios, definido con base en un plazo de 10 afios,
que debera ser presentado a la CREE para su aprobacion. Las obligaciones de cada uno de los agentes
involucrados son las siguientes: el ODS elabora el plan de inversiones y refuerzos para el Sistema
Principal de Transmision; la CREE evalUa y aprueba el plan; la Empresa Transmisora realiza las
inversiones aprobadas por la CREE.

La red del Sistema Principal de Transmision se considera que esta econémicamente adaptada porque
debe desarrollarse en funcion de las inversiones aprobadas por la CREE con base en el plan de
expansion de la transmisién que elabora y propone el ODS.

Avrticulo 166. Costos de Operacion y Mantenimiento. Los costos de operacion y mantenimiento se
conforman a partir de tres componentes:

a) Costos de Operacion y Mantenimiento (COM) propiamente dichos

b) Costos de Pérdidas de potencia y de energia. Estos costos se recuperan en el calculo del
IVT.

c) Costos asociados al valor esperado de las indemnizaciones que la Empresa Transmisora
debe pagar si la calidad del servicio corresponde exactamente a la NT-CT.

Articulo 167. Los COM reconocidos en tarifas, para cada instalacion del sistema, son determinados
como un porcentaje respecto de la BAR bruta.

COM = BAR, Xy
Donde:

COM: Costos de Operacion y Mantenimiento de la Transmision

BAR,,: Base de Activos Regulatoria Bruta

y: porcentaje de COM respecto de la BAR,,
El porcentaje de COM de transmision respecto del valor bruto de la BAR debera ser propuesto por la

Empresa Transmisora y aprobado por la CREE con base en referencias internacionales.

Avrticulo 168. Costos por Indemnizaciones por Calidad de Servicio. Los costos por
indemnizaciones por Calidad de Servicio corresponden al monto que la Empresa Transmisora deberia
pagar a los afectados conectados al Sistema Principal de Transmision de acuerdo al literal K del
Articulo 15 de la LGIE, en caso de que el nivel de calidad del servicio en el Sistema Principal de
Transmision correspondiera exactamente al fijado por la NT-CT.

Se incluira también el valor correspondiente al monto que la Empresa Transmisora deberia pagar al
MER por indisponibilidades en instalaciones pertenecientes a la RTR en caso de que el nivel de calidad
correspondiera exactamente a los objetivos de calidad del servicio de transmision fijados en el RMER.

Articulo 169. Activos 100% Depreciados. Queda sin efecto este articulo, ya que ya no
correspondera un reconocimiento de un OPEX mayor sobre activos 100% depreciados.
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Eliminado: Para los activos que componen la BAR que hayan
alcanzado el 100% de su vida Util regulatoria, y que contintien en
servicio, se considerara un incremento en el reconocimiento de los
costos de operacién y mantenimiento a determinar por la CREE. |
EIl COM para activos 100% depreciados se calcula con la siguiente
especificacion:|

COMygoq = (1+ d) Xy X (BAR,) X 81

Dondef

COM y4: costos de operacién y mantenimiento para activos 100%
depreciadosT

@: factor de ajuste de COM para activos 100% depreciados,
incremento respecto mismo porcentaje de COM/BAR para activos
con vida Util regulatoria remanentef

y: porcentaje de COM respecto de la BAR brutaf

BAR,,: BAR bruta.{

&: porcentaje de activos 100% depreciados respecto de la BAR bruta.




CAPITULO 3. Peajes de Transmision

Avrticulo 170. Agentes del MEN sujetos del pago de Peajes de Transmision. Deben pagar peajes
de transmision todos los Agentes del MEN en funcion de la metodologia que establece este
Reglamento. En caso de contratos para la compra y venta de electricidad, las partes contratantes deben
acordar el o las partes responsables del pago. Para los contratos pre-existentes, se considerara que el
pago de peajes corresponde a la parte compradora excepto que el contrato establezca una asignacion
distinta.

Articulo 171. Aplicacién y liquidacion de los Peajes de Transmision. EI ODS sera el responsable
de la aplicacion y liquidacion de los Peajes de Transmision. Asimismo, el ODS calculara los costos
asociados a las desviaciones que ocurran con relacién a los ingresos aprobados por la CREE y los
ingresos reales.

Articulo 172. Nivel de agregacion. Los Peajes de Transmision seran calculados por la CREE con
base anual y por instalacion del Sistema Principal de Transmision.

Se entiende por instalacion a las lineas de transmision asociadas a los diferentes niveles de Alta
Tension y a las subestaciones transformadoras correspondientes, excluyendo elementos y equipos con
conexion a Media Tension.

Articulo 173. Forma de calculo de los Peajes de Transmision. Los Peajes de Transmision surgen
de dividir la diferencia entre el Ingreso Requerido y el IVT, definido en el Articulo 161, por la potencia
maxima registrada. Para el computo de las potencias maximas se tomara el Gltimo periodo anterior
disponible de doce meses. La CREE ajustara las potencias en forma anual con base en la informacién
suministrada por el ODS.

Los peajes de transmision se calculan en dolares estadounidenses y se convierten en Lempiras
conforme el Articulo 7. Los peajes mensuales, es decir los cargos unitarios, se calculan, a fines de
diciembre de cada afio, como la doceava parte de los IR e IVT anuales.
Para el Célculo Tarifario, los peajes unitarios para lineas de Tension de 230 kV se calculan de acuerdo
con la siguiente formula:
Pu _ IRpa30 — IVTr230
72300 = p + P, + P35+ P,

Donde:

Pur;30,: Peaje de Transmision mensual correspondiente al uso de la red Principal de
Transmision de 230 kV, en Lempiras/kW mes, a la Fecha de Referencia.

IRy ,30: Doceava parte del Ingreso Requerido para la red de Transmision de 230 kV,
calculado conforme metodologia del CAPITULO 2 de este titulo.

IVT,30: Doceava parte del IVT previsto para cada afio del Ciclo Tarifario para instalaciones
de lineas de 230 kV, considerando los IVT reales de los 12 meses previos a la Fecha
de Referencia.

Py: suma de las potencias maximas en el bloque horario punta para los Agentes del
Mercado conectados a 230 kV.

P,: suma de las potencias méaximas en el bloque horario punta para las estaciones de
transformacion 230/138 kV medidas en la barra de 230 kV.

Pj: suma de las potencias méaximas en el bloque horario punta para las estaciones de
transformacion 230/34.5 kV medidas en la barra de 230 kV.

Py: suma de las potencias maximas en el bloque horario punta para las estaciones de

transformacion 230/13.8 kV medidas en la barra de 230 kV.
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Para las subestaciones de transformacion de 230/138, los Peajes unitarios se calculan con base en la
siguiente formula:

IR7230/138
Pura30/138, = P,

Donde:

PuTZ30/1380: Peaje de Transmisién mensual correspondiente al uso de las subestaciones de
transmision 230/138 kV, en Lempiras/kW mes, a la Fecha de Referencia

IR7230,138: Doceava parte del IR para las subestaciones de transformacion de 230/138 kV,
calculado conforme metodologia del CAPITULO 2

Ps: suma de las potencias maximas en el bloque horario punta para las estaciones de
transformacion 230/138 kV medidas en la barra de 138 kV.

Los Peajes unitarios para lineas de 138 kV se calculan de la siguiente manera:
Pu _ 1Rr133 = IVT438
T1380 = Py + P, + Pg + Py
Donde:

Pury3g,: Peaje de Transmision mensual correspondiente al uso de la red de Transmision de
138 kV en Lempiras/kW mes, en Lempiras/kW mes, a la Fecha de Referencia

IRy43g: Doceava parte del Ingreso Requerido para la red de 138 kV

IVTy43g: Doceava parte del IVT previsto para instalaciones de lineas de 138 kV, considerando
los IVT reales de los 12 meses previos a la Fecha de Referencia.

Pyg: suma de las potencias maximas en el bloque horario punta para los Agentes del
Mercado conectados a 138 kV

Py suma de las potencias maximas en el blogue horario punta para las estaciones de
transformacion 138/69 kV medidas en la barra de 138 kV.

Pg: suma de las potencias maximas en el blogue horario punta para las estaciones de
transformacion 138/34.5 kV medidas en la barra de 138 kV.

Py: suma de las potencias maximas en el blogue horario punta para las estaciones de

transformacion 138/13.8 kV medidas en la barra de 138 kV.

Para las subestaciones de transformacion de 138/69 kV los Peajes unitarios se calculan con base en la
siguiente formula:

IRT138/69
Puri3g/e0, = P

Puri3g/69,: Peaje de Transmision mensual correspondiente al uso de las subestaciones de
transmision 138/69 kV, en Lempiras/kW mes, a la Fecha de Referencia
IR7133/69: DoCeava parte del IR para las subestaciones de transformacion de 138/69 kV

Pyp: suma de las potencias maximas en el bloque horario punta para las estaciones de
transformacion 138/69 kV medidas en la barra de 69 kV.
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Los Peajes unitarios para lineas de 69 kV se calculan de la siguiente manera:

IRT69 - IVT69

Pu = —
7690 ™ Py +Pyz + Py3
Donde:

Pureg,: Peaje de Transmision mensual correspondiente al uso de la red de Transmision de
69 kV en Lempiras/lkW mes, a la Fecha de Referencia

IR769: Doceava parte del IR para la red de 69 kV

IVTg9: Doceava parte del IVT para instalaciones de lineas de 69 kV, considerando los IVT
reales de los 12 meses previos a la Fecha de Referencia.

Pqq: suma de las potencias maximas en el bloque horario punta para los Agentes del
MEN conectados a 69 kV

Pyy: suma de las potencias maximas en el bloque horario punta para las estaciones de
transformacion 69/34.5 kV medidas en la barra de 69 kV.

Py3: suma de las potencias mé&ximas en el bloque horario punta para las estaciones de

transformacion 69/13.8 kV medidas en la barra de 69 kV.

Articulo 174. Cargos por Peajes de Transmision. La responsabilidad de los Agentes del MEN en
los costos del sistema principal de transmision (SPT) es funcion del nivel de tension que usan:

a) Para los costos de los niveles de tension superiores al nivel de tension en que estan
conectados, es funcion de su potencia maxima para el periodo de punta;

b) Para los costos del nivel de tension en que estan conectados, es funcion de su potencia
maxima.
CAPITULO 4. Procedimiento para el Célculo y la Liquidacion mensual de los
cargos por peaje
Articulo 175. En forma mensual, el ODS calculara y liquidara el cargo a pagar por cada Agente del

MEN con base en la demanda maxima mensual registrada conforme los criterios definidos
en Articulo 174.

Para usuarios en 230 kV los Cargos por Peaje (CP) son:
CP230 = Pugy39 Lempiras/kW mes
Para las Agentes del MEN en 138 kV los CP se componen de los siguientes peajes.

CPy3g = Purzzg * Cag + Purzze * Caz + Purisg
138

Donde:

Ca es el coeficiente de asignacion para transferir peajes unitarios correspondientes a la red
de 230 kV a niveles de 138 kV.

P,
T Pe+P,+Pg+ P
Ca, es el coeficiente de asignacion para transferir peajes unitarios correspondientes a la
transformacion entre los niveles de 230 y 138 kV a niveles de 138 kV.
Ps
T Pet+P,+Pg+ P

Ca1

Caz
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Para las demandas en 69 kV los CP se componen de los siguientes peajes.

CP69 = PuT230 * Ca1 + Purzzo * Caz + Pu1‘133 * Ca3 + Purizs * Ca4_ + PuTﬁg
138 69

Donde:

Ca es el coeficiente de asignacion para transferir peajes unitarios correspondientes a la red
de 138 kV a niveles de 69 kV.

Py
Py1+ Pz + Py3

Ca, es el coeficiente de asignacion para transferir peajes unitarios correspondientes a la
transformacion entre los niveles de 138 kV a niveles de 69 kV.

_ Pyo
Py1+Pyp+Py3

Articulo 176. Ajuste periddico anual de los Peajes de Transmision. Anualmente, la CREE
ajustara los Peajes de Transmision con base en las siguientes formulas:

IR7;¢ — IVTris + DIFCAT i1
211‘:1 Pi

Ca3 =

Ca4_

Pup;; =

Donde:

Pur;,: Peaje de Transmision mensual para el afio t correspondiente al uso de la instalacion
de transmision Ti, en Lempiras/kW mes

IRy, es ladoceava parte del IR para el afio t para la instalacion de transmision Ti, en Lempiras

IVTy;,: es ladoceava parte del IVT previsto para el afio t para la instalacion de transmision
Ti, en Lempiras de acuerdo a lo informado por el ODS

DIFCAT,_, es la doceava parte de la diferencia entre los pagos y la facturacion prevista para
la instalacién de transmision Ti, durante el afio t-1, en Lempiras de acuerdo a lo
informado por el ODS. Esta diferencia surge de dos componentes: 1) diferencias en la
demanda méxima verificada respecto de la prevista; 2) diferencias en los IVT verificados
respecto de los previstos. Adicionalmente esta diferencia incluye los ingresos derivados
de servicios de transmision en el MER.

!_, P; es la sumatoria de las potencias maximas en el blogue horario punta para para la
instalacion de transmision Ti, en kW de acuerdo a lo informado por el ODS

El IRr;, resulta del siguiente ajuste anual:
IR7it = IRyt X (1 + AIPC))
Donde:

IR7;;: €s la doceava parte del IR del periodo t para la instalacion de transmision Ti, en
Lempiras

IRTi,;_4: es la doceava parte del IR del periodo

para la instalacion de transmision Ti, en Lempiras
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AIGP: Variacion del indice de Precios al Consumo, entre el periodo t-1y t

Articulo 177. Liquidacion Mensual de los Peajes: En forma mensual, el ODS liquidara los peajes
a cada Agente como el producto de los cargos unitarios correspondientes a su nivel de tension por la
demanda maxima registrada, en el mes transcurrido.

CPipm = CPp X DMax;p .,
Donde:
CP; ,.»: Cargo por peaje para el Agente i, conectado al nivel de tension h, para el mes m
DMax; j, ,,: Demanda Maxima del Agente i, conectado al nivel de tension h, para el mes m

CP,,: Cargo por peaje unitario correspondiente al nivel de tension h.
CAPITULO 5. Procedimiento formal de célculo Tarifario

Articulo 178. Inicio del procedimiento de Célculo Tarifario. Con una antelacién no menor a seis
(6) meses de la Fecha de Referencia, la Empresa Transmisora deberd presentar a la CREE para su
aprobacion los siguientes estudios, con sus respectivas memorias de calculo:

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

b. Estudio de costos de Unidades Constructivas. El estudio debe permitir la valorizacion a
VNR de los activos reportados en el Inventario de Activos Regulatorios.

c. Estimacion de las indemnizaciones por Calidad del Servicio conforme la NT-CT.

Avrticulo 179. Etapas y Plazos. Las etapas y plazos del proceso de Calculo Tarifario son las
siguientes:

1. LaEmpresa Transmisora debe presentar el estudio de costos que establece el Articulo 178.

2. La CREE analizara el estudio de costos remitido por la Empresa Transmisora y elaborara un
informe con comentarios y observaciones, en un plazo no mayor a dos (2) meses de recibido
el mismo.

3. La Empresa Transmisora dispondra de un (1) mes para responder los comentarios,
observaciones y para la elaboracién de la propuesta a remitir a la CREE.

4. La propuesta remitida por la Empresa Transmisora debera estar sometida a Consulta Publica
en el sitio web de la CREE por un plazo de un mes para que pueda ser sometida a analisis y
comentarios por todos los Agentes del MEN y personas o empresas interesadas.

5. LaCREE realizard el analisis de los resultados de la Consulta Publica y publicara la resolucion
que aprueba el IR y los peajes por el uso del Sistema Principal de Transmision con una
anticipacion de 14 dias previos a la entrada en vigencia de los mismos.
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TITULO 9. Remuneracion del Alumbrado Publico

Articulo 180. Objetivo y antecedentes. El articulo 16 de la LGIE prevé la formacion de una o més
empresas que presten el servicio de Alumbrado Publico. La CREE fijara la tasa que se cobrara por ese
servicio. El articulo también habilita a la Empresa Distribuidora a cobrar el servicio de Alumbrado
Publico directamente a los Usuarios de su Zona de Operacion en forma proporcional a su consumo
eléctrico, hasta un techo que es fijado en este Reglamento.

CAPITULO 1. Metodologia

Avrticulo 181. Costos del Servicio de Alumbrado Publico. La prestacion del servicio de Alumbrado
Puablico comprende los siguientes costos:

a. Equipamiento de distribucion para prestar el servicio de Alumbrado Pdblico (redes de MT y
BT, transformadores);

b. Operacién y mantenimiento de dicho equipamiento, incluye las actividades comerciales de
lectura, medicién, facturacion, y cobranza;

¢. Suministro de energia, incluyendo la energia destinada a los parques publicos, canchas
deportivas, polideportivas o estadios publicos, ya sean estatales 0 municipales, conforme
establece el Decreto Legislativo 13-2016.

d. Postes, medidor, y luminaria;

e. Actividades de administracion, operacién y mantenimiento, modernizacion, reposicion y
expansion del sistema de Alumbrado Publico.

Avrticulo 182. Las actividades relacionadas con los literales a) a ¢) mencionadas en el Articulo 181,
las realiza la Empresa Distribuidora, mientras que las actividades relacionadas con los literales d y e
serén realizadas por empresas de Alumbrado Publico o por divisiones especificas de la Empresa
Distribuidora.

En los casos en que el servicio de Alumbrado Plblico sea suministrado por una 0 mas empresas
constituidas para ese fin, la tarifa que la Empresa Distribuidora cobrara a esas empresas por concepto
de las actividades a) a ¢) mencionadas en el Articulo 181 no debera superar la suma de los Costos No
Controlables por kWh'y el cargo Py por los servicios de distribucion.

Articulo 183. Los costos de los literales d y e seran determinados con base en criterios de eficiencia
y constituiran la remuneracion autorizada para las empresas de Alumbrado Publico.

Articulo 184. Los costos de capital, consignados en el literal d) del Articulo 181, resultaran de valuar
el inventario total de postes, luminarias y medidores, a su correspondiente VNR.

Articulo 185. Laanualidad del VNR se calculara considerando la Tasa de Actualizacion utilizada en
el Céalculo Tarifario, y las siguientes vidas Gtiles regulatorias:

e Postes: 20 afios
e Luminarias: 13 afios
e Medidores: 22 afios.

Avrticulo 186. Los costos operativos de la actividad de Alumbrado Publico, consignados en el literal
e) del Articulo 181, se determinaran como un porcentaje sobre el VNR referido en el Articulo 184.
Dicho porcentaje sera determinado en ocasion del Cdlculo Tarifario a partir de referencias
internacionales.
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CAPITULO 2. Determinacion del cargo por Alumbrado Pablico

Avrticulo 187. Los costos y las inversiones para la prestacion del servicio de AP descriptos en el
Capitulo anterior son recuperados via tarifas en forma proporcional al rango de consumo de los
Usuarios.

Articulo 188. Para determinar la facturacion total por concepto de Alumbrado Publico se calculan
las siguientes variables:

a. Cargo Unitario Uniforme. El ingreso requerido por concepto de AP surge de la aplicacion
de un Cargo Unitario Uniforme (en USD/Usuario) sobre el total de Usuarios de cada rango
de consumo, multiplicado por el coeficiente de proporcionalidad para dicho rango.

La férmula para el ingreso total de AP es la siguiente:

K

IRAP = CUU x Z(Ni x FP,)
=1

Donde:

IRAP: ingreso requerido por alumbrado publico

CUU: cargo unitario uniforme

N;: nimero de usuarios en el rango de consumo i

FP;: factor de proporcionalidad para el rango de consumo i
El Cargo Unitario Uniforme surge de la siguiente ecuacion:

IRAP
CUU = ————
Yi=1(Ni X FP;)

Donde IRAP es la suma de los costos de prestar el servicio.

b. Factores de proporcionalidad. Los factores de proporcionalidad para cada uno de los
rangos de consumo son los siguientes:

Limite Inferior  Limite Superior Factor
(KWh/mes) (KWh/mes) Proporcionalidad
0 50 1
51 150 3
151 250 5
251 500 10
501 15

La CREE podra modificar estos valores con base en estudios realizados por firmas
especializadas.

Cada usuario abona un cargo mensual dado por la siguiente expresion:

CUU X FP,
CAP; = /12

Donde CAP; es el cargo por AP para usuarios del rango de consumo i
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Avrticulo 189. La Empresa Distribuidora es la encargada de aplicar el cargo tarifario por Alumbrado
Pdblico y de recaudar los ingresos correspondientes. En los casos que los servicios de Alumbrado
Pdblico estuvieran a cargo de terceros, para aquellas conexiones que no cuenten con medidor, se
facturara un cargo mensual por potencia de lampara instalada (L/kW). Para aquellas conexiones que
cuenten con medidor, se facturard un cargo por consumo de energia que variara en funcion de quién
realice el mantenimiento de la red: a) redes de Alumbrado Pablico con mantenimiento a cargo de la
Empresa Distribuidora; y b) redes de Alumbrado Publico con mantenimiento a cargo de terceros.

TITULO 10. disposiciones transitorias

Articulo 190. Objetivo. El objetivo de las Disposiciones Transitorias es permitir la puesta en
funcionamiento del Reglamento de Tarifas a pesar que para el primer Calculo Tarifario no se cuente
con todos los elementos o estudios requeridos para su plena implementacion.

Articulo 191. Factor X. El Factor X para el primer Ciclo Tarifario sera igual a cero.

Articulo 192. Bloques horarios. Hasta tanto no se realice el ECD, se consideraran los siguientes
bloques horarios:

a) Periodo Punta: en dia laborable es el periodo de 10 horas comprendido en los intervalos
10 hs a 16 hs, 18 hs a 22 hs. En sabados es el periodo de dos horas comprendido en los
siguientes intervalos, 12 hs a 13 hs y 19 hs a 20 hs. En domingos y feriados no se
considera horas para el periodo de punta.

b) Periodo Intermedio; en dia laborable es el periodo de nueve horas comprendido en los
siguientes intervalos: 9 hs a 10 hs, 16 hs a 18 hs, y 22 hs a 24 hs. En s&bado es el periodo
de 16 hs comprendido en los siguientes intervalos, 6 hs a 12 hs, de 13 hs a 19 hs, y de 20
hs a 24 hs. En domingos o feriados es el periodo de ocho horas comprendido en los
siguientes intervalos, de 11 hsa 13 hsy de 17 hs a 23 hs.

¢) Periodo Valle; en dia laborable es el periodo de cinco horas correspondiente al intervalo
de 0 hs a 5 hs. En sabado es el periodo de seis horas correspondiente al intervalo de 0 hs
a 6 hs. En domingo o feriado es el periodo de 16 hs comprendido en los siguientes
intervalos: de 0 hsa 11 hs, de 13 hsa 17 hs, de 23 hs a 24 hs.

Clase de Dia Periodo de Punta Periodo Intermedio Periodo de Valle
Total Horas Horario |Total Horas| Horario |Total Horas| Horario
10a16 5a10 0a5
Laborable 10 18a22 9 16218 5
22224
12a13 6al12 0a6
Sabado 2 19a20 16 13a19 6
20224
11a13 Oall
Domingo o Feriado 0 8 17a23 16 13a17
23224

Avrticulo 193. Medidores por bloques horarios. Para aquellos Usuarios con bloques horarios que
no dispongan de medidores con bloques horarios, la tarifa a dichos usuarios sera determinada de
acuerdo a la tarifa Residencial o General Binémica.
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Avrticulo 194. Depreciacion Acumulada de la BAR Inicial. Queda sin efecto. Eliminado: Se adoptard inicialmente como criterio que en
promedio la BAR se encuentra depreciada 50%

Avrticulo 195. Porcentaje de ARNE. Para el primer Calculo Tarifario, el porcentaje a reconocer
como costo de los ARNE sera 4.5% de la BAR Bruta de los ARE.

Articulo 196. Punto de partida para Deudores Incobrables. El punto de partida de Deudores
Incobrables sera el porcentaje de deudores incobrables registrado por la Empresa Distribuidora en el
afio inmediato anterior al primer Calculo Tarifario.

Articulo 197. Alumbrado Publico. Hasta tanto no se reglamente lo dispuesto en el Decreto
Legislativo 13 de 2016, el costo de suministro de energia a incorporar de acuerdo al Articulo 181,
inciso C, se limitara al Alumbrado Publico propiamente dicho.

Avrticulo 198. Formula de ajuste de las Unidades Constructivas. Para el primer Ciclo Tarifario,
las ponderaciones a considerar en la formula del Articulo 95 seran las siguientes:

e 0,:80%
o 0,:12%
o 03:1%
o 0, 7%

Articulo 199. Formula de la VEC. Para el primer Calculo Tarifario, los coeficientes By y a ser
utilizados en la formula establecida en el Articulo 115 seran 0.15 y 0.35, respectivamente

Avrticulo 200. Pérdidas Técnicas. En el caso que el BEP definido en el Articulo 10 incido d., la
CREE definira el valor de PT con base a la informacién disponible.

Articulo 201. Vida Util Regulatoria de los Activos. Para el primer Célculo Tarifario, y hasta tanto
se lleve a cabo el estudio de valuacion de los activos que establece el Articulo 84, se adoptaran los
siguientes valores por grupo de activos:

a. Subestaciones: 40 afios

Transformadores de Distribucion: 30 afios Eliminado: 28

Redes, Lineas de Distribucion y Acometidas: 30 afios Eliminado: y

Sistemas de Medicién, Medidores, Equipos de proteccion y maniobra: 20 afios Eliminado: 28

e

Infraestructura y Equipamiento de Administracion y Distribucion: 15 afios Eliminado: 22

o L L )

- ® o o T

Intangibles (estudios): 5 afios.

Equipos de comunicacion e informéticos (Software y hardware): 7 afios
Equipos de laboratorio: 10 afios

Vehiculos livianos (Auto y Pick-up): 5 afios

Vehiculos pesados y equipos de montaje (Camidn y grua): 10 afios
Edificios: 50 afios

= e

=~

Articulo 202. Costos de Operacion y Mantenimiento Alumbrado Publico. Para el primer Calculo
Tarifario el porcentaje de dichos costos consignados en el Articulo 186 se fija en 4.5%.

Vigencia. Este Reglamento entrara en vigencia en la fecha de su publicacion en el Diario Oficial La
Gaceta.
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3 Anexo Base de Capital y Costo de Capital

En general, en los procesos de revisién tarifaria de tarifas de distribucién de electricidad, la base de
capital se define como el conjunto de activos necesarios para la prestaciéon del servicio regulado. El
mismo puede o no estar adaptado a la demanda y se emplea como base para la obtencién del costo
de capital. La determinacion de la Base de Capital debe tomar en consideracidn las siguientes
premisas:

e Eficiencia Productiva: el capital invertido para la prestacion del servicio debe ser tal que
minimice el costo total compatible con la calidad establecida;

o Eficiencia Asignativa: el costo de capital debe reflejar el costo econémico de prestacién del
servicio;

e Objetividad y Auditabilidad: definicion a partir de elementos objetivos y auditables,
reduciendo a su minima expresién la introduccién de juicios de valor subjetivos.

Uno de los enfoques mas utilizados es el de capital fisico.

Este enfoque representa el stock de instalaciones de la empresa y tiene como objetivo mantener la
capacidad productiva de la empresa. Todos los activos de la empresa son valorizados, en el momento
que se calcula el costo de capital, al precio de compra o reemplazo del mismo bien o de aquel de la
tecnologia mds eficiente disponible en el mercado. Este Ultimo concepto significa que se valorizan
los bienes que mas eficientemente remplazarian los existentes, en contraposicion al valor de los
activos tal cual existen en operacién.

Una de las ventajas de este mecanismo conocido también como valor nuevo de reemplazo (VNR), es
que, el valor del activo se ajusta segun las condiciones de obsolescencia y avances tecnoldgicos. El
enfoque VNR es una medida de cuanto costaria en el momento presente abastecerse de los servicios
que presta un determinado activo.

Dentro del enfoque del capital fisico, existen distintas metodologias para calcular el VNR, las cuales
pueden resumirse en el siguiente cuadro:

Relevamiento

Empresa Real

(Top-Down)
Adaptado
Médelo Tedrico

(Bottom-Up)
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QUANTUM

El relevamiento real de los activos puede realizarse sobre la totalidad de los bienes, tomando como
referencia la base contable (solo para indicar existencia del bien) o sobre una muestra, para luego
extrapolar los resultados de la misma al total de la empresa. La metodologia escogida dependera de
la informacion que disponga la empresa y del tipo de activo a relevar.

La metodologia de VNR adaptado consiste en determinar los activos econdmicamente eficientes que
la empresa debe poseer a fin de brindar el servicio cumpliendo con las exigencias de calidad. De esta
forma, este enfoque logra la exclusidn de los activos considerados innecesarios o redundantes.

Esta red adaptada puede respetar la traza de la red existente, pero se ajusta en sus dimensiones a la
demanda del periodo en anélisis de manera de minimizar el costo de la misma, o puede recalcularse
a partir de las demandas geo-referenciadas y las coordenadas de las calles, para determinar una
nueva traza optimizada para brindar el servicio a los mismos clientes reduciéndose el nimero de
activos. Uno de los problemas que suele presentar laimplementacién de esta ultima metodologia de
optimizacién es que el VNR que se obtiene corresponde a un valor de demanda instantdneo (por
ejemplo, la demanda requerida al final del préximo periodo), pero no tiene en consideracion la
evolucién temporal de las inversiones (tanto histéricas como futuras) que pudiera requerir un
crecimiento de la demanda no atendible con la red existente o de carga que existid en el pasado y
que por algun motivo desaparecid pero que le significd inversidn en su momento al distribuidor.

Una caracteristica distintiva de este modelo es que utiliza el calculo de una cuota constante a imputar
como pago en concepto de reposicion y remuneracion del capital (anualidad del capital).

La anualidad (A) del VNR puede calcularse segun la siguiente ecuacidn financiera:
A=VNRxr/(1-1/(1+r)Y)
Donde:
VIR es el valor nuevo de reemplazo de la red optimizada;
N son los afios considerados para la recuperacidn de la inversion (o vida Gtil estimada) y;

r es la tasa de retorno “razonable”. La expresidn entre corchetes suele denominarse “factor
de recupero del capital” (FRC).

Con este modelo, el criterio de que el nivel tarifario refleje los costos eficientes basados en un
operador hipotético también se aplica a los costos operativos y para ello, no sélo se requiere una red
eficiente sino el dimensionamiento de una empresa hipotética que opere en forma eficiente: una
Empresa Modelo. En teoria, un estudio de empresa modelo debe ser muy detallado, con categorias
de costos muy desagregadas. Debe considerar las especificidades geograficas, demogréficas y
tecnoldgicas donde opera cada empresa. Debe contemplar, ademas del esquema fisico de disefio de
redes, un esquema administrativo y comercial eficiente (gerencias, computacién e informética,
numero y tipo de oficinas comerciales, nimero de trabajadores, salarios, etc.).

La empresa modelo se construye desde cero y no a partir de las caracteristicas de la empresa real.
En este sentido el esquema de empresa modelo implica la determinacidn de los costos eficientes con
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QUANTUM

un enfoque constructivo (Bottom-up), a diferencia de otros esquemas en los cuales se modelan los
costos eficientes a niveles mas agregados (desde arriba hacia abajo o “top-down”), tomando la
informacion real de las empresas existentes como punto de partida.

Dentro del enfoque fisico hay regulaciones que en vez de calcular y reconocer al distribuidor una
Anualidad, desde el punto de vista metodoldgico determinan el costo de reemplazo de una base
optimizada depreciada - DORC (Depreciated Optimised Replacement Cost).

Bajo este enfoque, se busca medir el costo actual de reemplazar un activo de la forma mas eficiente
y moderna posible, depreciado de acuerdo a la antigliedad y uso del activo existente.

El proceso de optimizacion establece, desde una perspectiva ingenieril, cudles son los activos
necesarios para producir un nivel especifico de servicios, dada la tecnologia existente. Todo activo
que no contribuya a la provisién del servicio, es excluido de la Base de Capital para el célculo de
tarifas.

El calculo del DORC comprende:

e Registro detallado de los activos de la firma (cantidad, localizacion, estado, antigliedad y
mantenimiento de los activos)

e Cdlculo del costo de reemplazo de los activos

e Calculo de la depreciacion basado en la antigliedad del activo existente

e Optimizacidn del sistema: determinacion de una configuracion de las redes apropiada
teniendo en cuenta factores como uso actual y futuro, seguridad de abastecimiento,
capacidad ociosa, etc.

Con respecto al costo de capital, su calculo, cuando la base de capital es determinada por DORC,
responde a la siguiente formulacién:

CK=VNR x1/VU + VNRDep x r

Donde:
CK: Costo de capital de los activos regulatorios reconocidos
VNR: valor de reemplazo de los activos optimizados
VNRDep: Valor neto de los activos regulatorios optimizados
VU = Vida util de los activos
r es la tasa de retorno

Para concluir se puede decir que, en Latinoamérica, los paises en donde se aplica VNR con
determinacidn del costo de capital como una anualidad son: Argentina (algunas jurisdicciones como
Rio Negro, Entre Rios), Chile, El Salvador, Guatemala y Peru.

Argentina: utiliza un enfoque adaptativo o top-down, es decir se optimiza la red a partir de
la red real, respetandose asi la traza de la red y optimizandose la cantidad de fases y seccién
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de los conductores como asi también la capacidad instalada de los centros de transformacion
MT/BT.

Chile: se aplica un enfoque constructivo o bottom-up, donde ademas de optimizar las
variables indicadas en el parrafo anterior, se optimiza la traza de la red.

Guatemala y Peru: se aplica un enfoque constructivo o bottom-up en zonas urbanas y
adaptativo en zonas rurales.

Los paises donde lo que se determina es una base depreciada (DORC) son: Argentina (Jurisdicciones
como Capital Federal, Buenos Aires, Jujuy) y Brasil. Bajo esta metodologia, el punto de partida son
los activos reales de las distribuidoras, corregidos en algunos tipos de activos por factores de
aprovechamiento.

El costo de capital, ya sea anualidad para las instalaciones de la empresa modelo o aquel que surge
de valorizar las instalaciones por DORC, son calculadas sobre el activo propio. Es decir, los activos de
terceros o donados, no forman para de la base de capital que se remunera.
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