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RESOLUCION CREE-099
RESULTADOS

La Comision Reguladora de Energia Eléctrica con el fin de avanzar en el desarrollo regulatorio para
el Mercado Eléctrico Nacional, aprobo mediante Resolucion CREE-044 del 29 de septiembre de 2017
las bases para el Concurso que permitiera la elaboracion de Norma Técnica de Planificacion
Indicativa de Generacion y la Norma Técnica de Expansion de la Red de Transmision

Mediante Resolucion CREE-061 del 29 de enero de 2018 se autorizo la contratacion del Consultor
encargado de llevar a cabo la Norma Técnica de Planificacion Indicativa de Generacion y la Norma
Técnica de Expansion de la Red de Transmision, recayendo la misma en la sociedad Mercados
Energéticos Consultores S.A.

Mediante Resolucion CREE-086 del 3 de agosto de 2018 se amplio el alcance de la consultoria a fin
de que Mercados Energéticos Consultores S.A. llevara a cabo la Determinacion de la Tasa de
Descuento para la Actividad de Generacion y Transmision de Energia Eléctrica en paises de
Centroamérica.

El Consultor ha entregado el informe de Avance No.2, el cual detalla las propuestas para el contenido
de dichas Normas Técnicas y sus respectivas secciones. Asimismo, ha entregado el producto que
corresponde al Adendum (Avance No.3) al contrato, producto que se establecid permitiera la
Determinacion de la Tasa de Descuento para la Actividad de Generacion y Transmision de Energia
Eléctrica en paises de Centroamérica.

Como parte de este proceso se llevo a cabo la socializacion de estos productos y los resultados de este
proceso de socializacion fueron incorporados por el Consultor en los casos pertinentes.

La Unidad Técnica llevo a cabo la revision de los productos entregados emitid oportunamente
observaciones las cuales fueron incorporadas por el consultor.

CONSIDERANDOS

Que de acuerdo con lo establecido en la Constitucion de la Republica, el titular del Poder Ejecutivo,
ejercera la supervision, vigilancia y control de la Industria Eléctrica por medio de la Comision
Reguladora de Energia Eléctrica.

Que mediante Decreto No. 404-2013, publicado en el Diario Oficial “La Gaceta” el veinte (20) de
mayo del 2014, fue aprobada la Ley General de la Industria Eléctrica.
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Que la Ley General de Industria Eléctrica de forma expresa seiala que la Comision Reguladora de
Energia Eléctrica, a través de sus Comisionados adopta sus resoluciones con absoluta independencia
de criterio y bajo su exclusiva responsabilidad.

Que la Ley General de la Industria Eléctrica establece que la CREE puede expedir las regulaciones y
reglamentos necesarios para la mejor aplicacion de la LGIE y el adecuado funcionamiento del

subsector eléctrico.

Que la Ley General de la Industria Eléctrica establece que la CREE puede contratar la asesoria
profesional, consultorias y peritajes que requiera para sus funciones

Que el Reglamento Interno de la Comision Reguladora de Energia Eléctrica le otorga al Directorio
de Comisionados la potestad para la toma de decisiones regulatorias, administrativas, técnicas,
operativas, economicas, financieras y de cualquier otro tipo que sea necesario en el diario accionar

de la Comision.

Que en la Reunidon Ordinaria CREE-041-2018 del 23 de octubre de 2018, el Directorio de
Comisionados acordo emitir la presente Resolucion.

POR TANTO

La CREE en uso de sus facultades y de conformidad con lo establecido en el Articulo 3, literal F,
romano III, XV; literal | de la Ley General de La Industria Eléctrica y Articulo 4 del Reglamento
Interno del Directorio de Comisionados de la CREE, por unanimidad de los Comisionados presentes.

RESUELVI

A) Aprobar el Informe de Avance No.2 que contiene las propuestas revisadas para las Normas
Técnicas de Planificacion de la Expansion de la Red de Transmision y Plan Indicativo de la
Expansion Indicativa de la Generacion y de las Interconexiones Internacionales.

B) Aprobar el Informe para la Determinacion de la Tasa de Descuento para la Actividad de
Generacion y Transmision de Energia Eléctrica en paises de Centroamérica.

C) Instruir a la Direccion Ejecutiva para que de conformidad con las disposiciones legales
pertinentes y el Contrato de Servicios de Consultoria No. CREE-01-2018 proceda al pago de los
productos entregados y aprobados.

D) Comuniquese.

(puJ
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INFORME DE AVANCE #2

< 8 OBJETO

El presente informe documenta las tareas realizadas por Mercados Energéticos Consultores (ME)
de Argentina para el Gobierno de la Republica de Honduras y la Comision Reguladora de Energia
Eléctrica (CREE) de Honduras en cumplimiento del Contrato No. CREE-01-2018. Los trabajos de
consultoria se iniciaron el 22 de marzo de 2018, conforme a la Orden de Inicio recibida.

Este documento es el INFORME DE AVANCE Nro 2 correspondiente al PLAN DE TRABAJO Y ANALISIS
INICIAL, el cual presenta el disefio final propuesto de la Norma Técnica correspondiente al Plan de
Expansién de la Transmisién, y de la Norma Técnica correspondiente al Plan de Expansion
Indicativo de la Generacion y de las Interconexiones Internacionales.

Elaboracion de Normas Técnicas de Planificacion de la Expansién de la Red de Transmision y Plan
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NORMA TECNICA )
PLAN INDICATIVO DE LA EXPANSION DE LA GENERACION Y
DE LAS INTERCONEXIONES INTERNACIONALES

TITULO I: DISPOSICIONES GENERALES

CAPITULO I: OBJETO, AMBITO DE APLICACION, ACRONIMOS Y DEFINICIONES

Articulo 1: Objeto y Ambito de Aplicacién. El objeto del presente Norma Técnica es establecer los
procedimientos que debera utilizar el Operador del Sistema para determinar el Plan Indicativo de
Expansion de la Generacion y de las Interconexiones Internacionales correspondiente al Sistema
Electrico Nacional de Honduras, en cumplimiento de lo establecido al respecto en el Reglamento
de la Ley General de la Industria Eléctrica, Capitulo I, Plan Indicativo de Expansion de la
Generacion.

Articulo 2: Acrénimos

CREE: Comision Reguladora de Energia Eléctrica

EOR: Ente Operador Regional

MEN: Mercado Eléctrico Nacional

MER: Mercado Eléctrico Regional

NT: Norma Técnica

0DS: Operador del Sistema y Administrador del Mercado Mayorista
RMER: Reglamento del Mercado Eléctrico Regional

RLGIE: Reglamento de la Ley General de la Industria Eléctrica
ROM: Reglamento de Operacion del Sistema y Administracion del Mercado Mayorista.
RTR: Red de Transmision Regional

SER: Sistema Eléctrico Regional

SIN: Sistema Interconectado Nacional de Honduras

Articulo 3: Definiciones.

Agentes Compradores: Agentes del mercado que compran electricidad para su consumo propio o
el de sus clientes minoristas. Seran agentes compradores las Empresas Distribuidoras vy
comercializadoras, y los Consumidores Calificados, siempre que cumplan con los requerimientos
establecidos al respecto en el REGLAMENTO DE LA LEY GENERAL DE LA INDUSTRIA ELECTRICA
(RLGIE) y en el REGLAMENTO DE OPERACION DEL SISTEMA y ADMINISTRACION DEL MERCADO
MAYORISTA (ROM).

Agentes del Mercado: Las empresas generadoras, distribuidoras, comercializadoras y
Consumidores Calificados que cumplan con los requisitos fijados en el (RLGIE) y en el (ROM).

Empresas Generadoras: Agentes del mercado que generan electricidad para su venta en el MEN.

Elaboracion de Normas Técnicas de Planificacion de la Expansion de la Red de Transmision y Plan
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Seran agentes productores las empresas generadoras siempre que cumplan con los requisitos
fijados en el (RLGIE) y en el (ROM).

Usuario Autoproductor: Aquel usuario que instala dentro de su domicilio un equipo de generacion
de energia renovable para su propio consumo y puede hacer inyecciones a la red de la Empresa
Distribuidora.

Empresa Comercializadora: Empresa que realiza la actividad de comercializacion y que se
encuentra desvinculada patrimonialmente de otros agentes que realizan las actividades de
generacion, transmision y distribucion.

Consumidor Calificado: aquel cuya demanda exceda el valor fijado por la CREE, y que esta
facultado y ejerce su derecho a comprar energia eléctrica y/o potencia a las empresas
distribuidoras o bien directamente de generadores y/o comercializadoras, a precios libremente
pactados con ellos; o en el mercado de oportunidad nacional o en el MER

Despacho Econdmico: Programacion optimizada de las unidades generadoras que resulta de
minimizar los costos de suministrar la demanda eléctrica.

Ley: Ley General de la Industria Eléctrica de la Republica de Honduras publicada en La Gaceta el
20 de mayo del 2014 (n° 33431).

Mercado de Contratos: Conjunto de transacciones de compra-venta de electricidad pactadas entre
agentes del MEN.

Mercado de Oportunidad: Conjunto de transacciones de compra-venta de electricidad a corto plazo
entre los agentes del MEN con base en los resultados del despacho econémico realizado por el
Operador del Sistema.

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.

Mercado Eléctrico Nacional: Es el conjunto de transacciones que realizan los Agentes dentro del
Mercado de Contratos y el Mercado de Oportunidad.

Mercado Eléctrico Regional: Es la actividad permanente de transacciones comerciales de
electricidad, derivados de un despacho de energia con criterio economico regional, y mediante
contratos de mediano y largo plazo entre los agentes habilitados.

Normas Técnicas: Son las disposiciones técnicas emitidas por la CREE de conformidad con la Ley
y el Reglamento DE OPERACION DEL SISTEMA Y ADMINISTRACION DEL MERCADO MAYORISTA, que
establecen las condiciones, especificaciones, caracteristicas de disefo, construccion, operacion,
calidad, sanciones y/o multas, e indemnizaciones para la generacion, transmision, operacion,
comercializacion y distribucion de energia eléctrica, en congruencia con practicas internacionales
aceptadas y que serviran para completar el conjunto de regulaciones sobre las actividades del
subsector eléctrico.

Operador del Sistema: Entidad de capital piblico, privado o mixto, sin fines de lucro, encargada de
la operacion del Sistema Interconectado Nacional y su integracion en el Sistema Eléctrico Regional,
y de la operacion del Mercado Eléctrico Nacional y su integracion en el Mercado Eléctrico Regional.

Planificacion de Largo Plazo: Programacion indicativa de la operacion del SIN que el Operador del
Sistema efectlia con un horizonte plurianual con la periodicidad fijada en esta Norma Técnica.

Precio Nodal: Costo de atender un incremento marginal de energia demandada en ese nodo, que

Elaboracion de Normas Técnicas de Planificacién de la Expansion de la Red de Transmision y Plan
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es calculado para cada nodo del sistema principal de transmision e intervalo de operacion del
mercado.

Programacion Hidrotérmica: Programacion de la operacion de la generacion con el objetivo de
minimizar los costos de suministrar la demanda en un plazo determinado considerando las
restricciones de operacion de las unidades térmicas e hidraulicas y que permite calcular el valor
del agua almacenada en los embalses.

Red de Transmision Regional: Es el conjunto de instalaciones de transmision a través de las cuales
se efectuan los intercambios regionales y las transacciones comerciales en el MER, prestando el
Servicio de Transmision Regional.

Sistema Eléctrico Regional: Sistema eléctrico de América Central, compuesto por los sistemas
eléctricos de los paises miembros del MER.

Sistema Principal de Transmision: Es aquel formado por las instalaciones de transmision que sean
cedidas en cumplimiento de la disposicion transitoria del art. 29 de la Ley, y por las ampliaciones
futuras a realizar de acuerdo con los planes de expansion de la transmision, incluidas las
necesarias para conectar las instalaciones de distribucion, y catalogadas como tales por el
Operador del Sistema.

Sistema Secundario de Transmision: Es aquel formado por las instalaciones de conexion al
Sistema Principal de Transmision tanto de las Generadoras como de los Consumidores Calificados.
Las conexiones futuras al sistema principal promovidas por las Generadoras y Consumidores
Calificados deben ser realizadas conforme a lo dispuesto en el Articulo 13 de la Ley referido a las
obras de interés particular.

Articulo 4: Lineamientos generales.

La elaboracion del Plan Indicativo de Expansiéon de la Generacion y de las Interconexiones
Internacionales estara a cargo del Operador del Sistema (ODS) el cual tendra el rol de un Organo
Técnico Especializado.

El Plan de Expansion del Sistema de Transmision debera considerar como referencia el Plan
Indicativo de Expansion de la Generacion resultante de lo establecido en la presente Norma
Técnica.

Los lineamientos generales que el ODS debera seguir para la elaboracion de los Planes antes
indicados son los siguientes:

a. Cumplir con las politicas gubernamentales establecidas por la Secretaria de Energja.

b. Determinar el Plan Indicativo de Expansion de la Generacion y de las Interconexiones
Internacionales que deben ser desarrolladas para:

e Aumentar la Capacidad de Generacion para satisfacer el crecimiento de las
demanda con una adecuada calidad de servicio.

e Minimizar el costo total actualizado de inversion y operacion del sistema eléctrico.

e Favorecer la integracion regional y la competencia para el abastecimiento de la
demanda

c. El proceso de planificacion debe ser transparente, participativo, v debe prever su propia
evolucion continua como resultado de la acumulacion de experiencias y de los aportes de
todos los involucrados e interesados en el mismo

Elaboracion de Normas Técnicas de Planificacion de la Expansién de la Red de Transmision y Plan
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d. Tomar en cuenta cualquier otro criterio / metodologia que en el futuro defina la Secretaria
de Energia o la Comision Reguladora de Energia Eléctrica (CREE), para la elaboracion del
Plan Indicativo de Expansion de la Generacion y de las Interconexiones Internacionales.

Para la determinacion del Plan Indicativo de Expansion de la Generacidn el ODS debera considerar
que la demanda de Honduras debe ser abastecida a minimo costo total (suma de costos de
inversion, operacion y energia no servida) con la produccion de los generadores localizados en
Honduras y, de ser conveniente, con importacion de energia desde el MER cumpliendo con los
lineamientos que en tal sentido establezca la Secretaria de Energia.

El procedimiento que utilizara el ODS para determinar Plan Indicativo de Expansion de la
Generacion y de las Interconexiones Internacionales es el indicado en la presente Norma Técnica.

Articulo 5: El Plan Indicativo de Expansion de la Generacion y de las Interconexiones
Internacionales elaborado por el ODS debera presentar en detalle todos los datos, las
metodologias, los criterios, debidamente descritos y fundamentados, y los resultados de modo tal
que cualquier inversionista o analista pueda obtener resultados similares con la informacion
suministrada en el documento correspondiente al Plan de Expansion y el proceso de planificacion
pueda ser auditado. El documento correspondiente al Plan de Expansion propuesto debera
acompanarse con figuras, tablas y graficas, en forma clara y en cantidad suficiente, para facilitar
el andlisis del Plan propuesto, las cuales deberan ser convenientemente referenciadas vy
explicadas.

Articulo 6: Definicidn de Politica y Criterios para la Revision del Plan Indicativo de Expansion de la
Generacion y de las Interconexiones Internacionales. Como parte del Plan Indicativo de Expansion
de la Generacion y de las Interconexiones Internacionales el ODS debera incluir un analisis de la
metodologia aplicada, resultados obtenidos, problemas encontrados y la forma en que fueron
resueltos, y propuestas de mejoras en la metodologia para ser aplicadas en las futuras revisiones
del Plan Indicativo de Expansion de la Generacion y de las Interconexiones Internacionales. La
CREE debera analizar los comentarios / recomendaciones realizados por el ODS y, de considerarlo
necesario, realizara los ajustes requeridos en la presente Norma Técnica tendientes a mejorar el
proceso de planificacion.

Articulo 7: Plazos. El Plan Indicativo de Expansion de la Generacion y de las Interconexiones
Internacionales se elaborara cada dos (2) afos, tomando como referencia el Plan del bienio
anterior, y debera cubrir un horizonte como minimo de diez (10) anos.

El documento correspondiente al Plan Indicativo de Expansion de la Generacion y de las
Interconexiones Internacionales sera presentado por el ODS a la CREE antes del treinta (30) de
septiembre del afio previo al de entrada vigencia del Plan de Expansion propuesto. Por ejemplo, el
documento correspondiente al Plan de Expansion propuesto que abarca los anos 2020-2029
debera ser presentado por el ODS a la CREE antes del treinta (30) de septiembre de 2019. En la
misma fecha el ODS remitira dicho documento a la Secretaria de Energia y lo hara publico en su
pagina WEB con acceso al publico en general.

La Secretaria de Energia, los agentes del mercado y todo otro interesado debidamente identificado
podran formular sus observaciones dentro de los treinta (30) dias calendario siguientes; pudiendo
el ODS, dentro de los siguientes treinta (30) dias calendario, aceptarlas o rechazarlas, debiendo
en este Ultimo caso, sustentarlo mediante estudios técnicos y economicos apropiados.

Una vez concluido el proceso de elaboracion del Plan Indicativo de Expansion de la Generacion y
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Indicativo de la Expansion de la Generacion y de las Interconexiones Internacionales 7



Mt
de las Interconexiones Internacionales, el ODS lo remitira a la CREE para su revision y aprobacion

final. El Plan debera ser publicado por la CREE, a mas tardar en la primera quincena de enero del
ano siguiente que corresponda.
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CAPITULO Il: REQUERIMIENTOS Y ENVIO DE INFORMACION

Articulo 8: Envio de informacién. Los Agentes del Mercado deberan remitir al ODS la informacion
requerida para la realizacion del Plan Indicativo de Expansion de la Generacion y de las
Interconexiones Internacionales conforme se indica en la presente Norma Técnica. A tal efecto el
ODS deberd definir la informacion necesaria y la forma de presentacion de la misma. La
informacion requerida sera notificada por el ODS a los Agentes del Mercado a mas tardar el 15 de
enero del afio en que se realicen los Planes de Expansion.

Articulo 9: Plazos para la recepcion de la Informacion requerida. Los Agentes del Mercado deberan
remitir al ODS la informacion requerida a mas tardar el dltimo dia del mes de febrero posterior al
requerimiento del ODS. Informacién que sea recibida por el ODS posterior a dicha fecha sera
considerada por el ODS sdlo a modo de referencia pudiendo ser utilizada en el proceso de
planificacion de considerarlo el ODS conveniente.

Articulo 10: Informacién Faltante. La informacion requerida por el ODS y que no sea oportunamente
remitida por los Agentes del Mercado sera estimada por el ODS de acuerdo con su mejor criterio
incluyendo en el documento final las justificaciones correspondientes.

Articulo 11: Base de Datos. EI ODS desarrollara, mantendra y administrara una Base de Datos
(BDD) estructurada segiin un modelo integrado de datos, que contendra toda la informacion
necesaria para realizar el Plan Indicativo de Expansion de la Generacion y de las Interconexiones
Internacionales.

La informacion que contendra la BDD sera la establecida en presente Norma Técnica y aquella
informacion adicional que el ODS requiera para el desarrollo de sus funciones y el cumplimiento
de sus responsabilidades en relacion con la determinacion del Plan Indicativo de Expansion de la
Generacion y de las Interconexiones Internacionales.

La BDD deberd actualizarse principalmente con informacion producida por el ODS y con la
informacién oportunamente suministrada por la Secretaria de Energia, los Agentes del Mercado,
Grandes Consumidores y el Ente Operador Regional (EOR).

Los Agentes del Mercado y Grandes Consumidores deberan contribuir a la integracion de la BDD
aportando al ODS las informaciones técnicas que se les soliciten y cualquier otra que estimen sea
necesaria.

El ODS debera definir procedimientos de comunicacion para el intercambio de informacion,
especificando el tipo de informacion requerida, el formato en que los datos deben ser
suministrados y, en casos particulares, los plazos en que se debera suministrar la informacion.

Con respecto a la informacion que suministren los Agentes del Mercado y Grandes Consumidores
la misma sera considerada en principio como informacion valida. EI ODS definira un procedimiento
de revision y objeciones, de acuerdo con cada tipo de informacion, con el proposito de identificar
posibles errores de transcripcion y comunicacion. De ser el caso solicitara la subsanacion de los
mismos.

En lo que respecta a la informacion técnica, la BDD debera incluir las caracteristicas técnicas de
los generadores, los datos de la demanda por cada nodo del Sistema de Transmision y cualquier
otra informacion necesaria para la realizacion de los estudios que se requieran para determinar el
Plan Indicativo de Expansion de la Generacion y de las Interconexiones Internacionales.

Elaboracion de Normas Técnicas de Planificacion de la Expansion de la Red de Transmision y Plan
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La BDD incluira la informacion técnica que se indica a continuacion mas toda aquella que el 0DS
considere relevante para la determinacion del Plan Indicativo de Expansion de la Generacion y de
las Interconexiones Internacionales:

a) Datos Técnicos de Generadores: datos y parametros de las instalaciones de
generacion (unidades generadoras, turbinas, gobernadores, excitadores, etc.);

b) Datos operativos de las unidades generadoras: parametros de arranque y parada,
generacion minima, capacidad maxima, restricciones operativas, etc.;

¢) Datos de Demanda: perfiles de la carga de cada nodo, proyecciones y caracteristica
de la demanda, etc.;

d) Programacion de Mantenimiento: planes de mantenimiento de las instalaciones de
generacion;

Con relacion a la BDD, el ODS debera cumplir lo siguiente:

a) Organizar y mantener la BDD con las caracteristicas y parametros de generadores,
caracteristicas, perfiles y proyecciones de la demanda nacional;

b) Organizar una base de datos de la operacion histérica del SIN;

¢) Revisar la informacion que suministren los Agentes del Mercado, la Secretaria de
Energia, los Grandes Consumidores, el EOR y toda otra informacion recibida de
interesados en general.

d) Centralizar toda la informacion técnica recibida;

e) Organizar, mantener y administrar la BDD;

f) Velar porque la informacién de la BDD se mantenga actualizada, y;
g) Definir los formatos para el suministro de la informacion de la BDD.

EI'ODS es el responsable de solicitar la informacion requerida, validar toda la informacion técnica
recibida y mantener actualizada la BDD. Las actualizaciones deberan realizarse cuando se
produzcan cambios en la demanda, cuando se agregue o retire generacion, y cuando se modifique
la topologia del sistema de transmision y generacion nacional.

En el caso en que un Agente del Mercado o un Gran Consumidor no suministre al ODS informacion
actualizada requerida, el ODS utilizara la informacion mas reciente de que disponga y/o datos
tipicos conforme su experiencia y antecedentes internacionales, documentara la informacion
faltante y los criterios asumidos para su determinacion, segln corresponda, y notificara de esto a
la CREE.

El ODS debera definir la forma y medios mediante los cuales se actualizara la informacion en la
BDD. EI ODS informara oportunamente a los Agentes del Mercado, Grandes Consumidores los
datos que requieran ser actualizados, la manera como dicha informacién debera ser enviada al
0DSy las fechas en que los datos deberan ser suministrados.

Articulo 12: Informacién Requerida de los Distribuidores, Consumidores Calificados y Grandes
Consumidores. Los Agentes del Mercado Distribuidores y Consumidores Calificados y los Grandes
Consumidores deben proporcionar al ODS la informacion de demanda histérica, actual y
pronosticada. Los datos de demanda requeridos son:
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1. Datos de demanda (potencia activa y reactiva) y energia activa.

a.

Los distribuidores deben proporcionar la informacion de la demanda relacionada
con su sistema de distribucion.

Los Consumidores Calificados, Grandes Consumidores, Autogeneradores vy
Cogeneradores deben proporcionar los datos de demanda que requieren sus
respectivos sistemas.

2. Datos de demanda (potencia activa) diaria:

a.

Los Distribuidores, Consumidores Calificados y Grandes Consumidores deberan
proporcionar la informacion de demanda requerida para construir las curvas de
carga diaria en cada uno de sus puntos de interconexion.

Demanda maxima diaria, no coincidente, en los puntos de interconexion, historica
y la pronosticada para el afio siguiente.

Demanda diaria en los puntos de interconexion, a la hora que ocurre la demanda
"maxima" del sistema, historica y la pronosticada para el ano siguiente.

Demanda diaria en los puntos de interconexion, a la hora que ocurre la demanda
"minima" del sistema, histdrica y la pronosticada para el ano siguiente.

3. Prondstico de demanda para los proximos diez (10) afios. Con el fin de establecer los
requerimientos de demanda y energia en el SIN, los Distribuidores, Consumidores
Calificados y Grandes Consumidores deberan proporcionar al ODS un pronostico mensual
de demanda activa y energia activa para los proximos 10 anos de su respectivo sistema.

4. EI ODS podra solicitar a los Distribuidores, Consumidores Calificados y Grandes
Consumidores informacién adicional de pronéstico de demanda, en cualquier periodo del
ano, cuando se requieran hacer analisis adicionales del sistema.

5. Informacién adicional que debera ser proporcionada a requerimiento del ODS:

a.

b.

Detalles de las demandas individuales que tienen caracteristicas atipicas.

La sensibilidad de la demanda activa y reactiva a las variaciones de voltaje y
frecuencia del SIN.

El desbalance de fase promedio y maximo que el cliente espera que su demanda
le cause al SIN.

Detalles de todas las demandas que podrian causar fluctuaciones de tension /
frecuencia severas al SIN.

6. Los datos anuales de energia activa a suministrar por cada agente Distribuidor al ODS
deben ser desglosados en las siguientes categorias de clientes:

a.

b.

e.

I

Residenciales
Comerciales

Industriales

Gobierno

Consumidores Calificados

Alumbrado Puablico
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g.
h.

Pérdidas del Sistema

Otros

Articulo 13: Informacién Requerida a los Generadores. Los Agentes Generadores, con una central
de generacion actualmente en operacion comercial 0 en construccion o que se considere que el
proyecto tiene una alta factibilidad de concrecion, y que se conecten al SIN, deberdn suministrar
al ODS, los datos relativos a la planta de generacion: historicos, actuales y de diseno, segin
corresponda, de acuerdo a lo senalado en la presente Norma Técnica.

Articulo 14: Informacién Requerida a los Generadores Hidraulicos. En el caso de generadores
hidraulicos, se debera proporcionar la siguiente informacién:

1. Datos de Identificacion de la Central

a.

b.

Nombre de la Planta.

Tipo de Planta: Filo de agua / Embalse

Potencia Instalada y Potencia Efectiva en sitio (MW).

Energia Generada anual para condiciones hidroldgicas promedio (GWh/afio).
Fecha de entrada de operacion (mes, afo).

Para proyectos en construccion el Cronograma de Ejecucion del Proyecto hasta su
puesta en servicio comercial.

2. Datos de Topologia

a.

b.

e

f.

Aporte Hidrologico.

Descarga.

Vertimiento.

Centrales / Proyectos aguas arriba.
Centrales / Proyectos aguas abajo.

Ubicacion esquematica (Diagrama).

3. Base Historica de Caudales. Caudales medios mensuales en cada estacion hidrologica, en
archivo digital tipo hoja de calculo. Este archivo debe contener toda la informacion
disponible.

4. Caracteristicas Operacionales

a.

b.

Cota minima y maxima de operacion (msnm).

Cota de descarga (msnm).

Caida Neta (m).

Caida Bruta (m).

Pérdidas Hidraulicas medias en las conducciones (m).
Caudal Turbinado de Disefio (m3/s).

Caudal Ecologico (m3/s).

Dias de mantenimiento al ano.

Elaboracion de Normas Técnicas de Planificacion de la Expansion de la Red de Transmision y Plan
Indicativo de la Expansion de la Generacion y de las Interconexiones Internacionales 12



5. Informacion de las Unidades de Generacion

a.

b.

e

f.

Numero de unidades de Generacion.
Potencia por unidad (MW).

Curvas de eficiencia Turbina-Generador (p.u.).
Tasa de salidas forzadas (p.u.).

Tasa de salidas programadas (p.u.)

Porcentaje de Sobrecarga

6. Caracteristicas del Embalse

a.
b.

c

d.

e.

Cota maxima (msnm).
Cota minima (msnm).

Tabla Cota-Area-Volumen del embalse. (Tabla de 5 6 mas puntos, incluir minimos y
maximos y las curvas correspondientes).

Area del embalse (Km2).

Volumen del embalse (millones de m3).

7. Otros Datos

a.

Tabla con los datos de los coeficientes de produccion (MW/m3/seg) por cada nivel
de almacenamiento definido en la tabla cota - area - volumen del embalse.

Caudal turbinado minimo (m3/s) a usar para representar restricciones en la
operacion de la turbina o de controles ambientales, suministro del agua o
restricciones de navegacion.

Caudal turbinado maximo (m3/s) - capacidad maxima de turbinamiento.
Factor de regulacion para central filo de agua.

Costo de inversion del proyecto y programa de desembolso.

Costos de 0&M:; Fijo Anual (U.S.$/ kW), Variables (U.S.$/ MWh)

Costos Operacionales tipicos que estén asociados con la produccion de energia
(U.S.$/ MWh) (ej. Seguros, Cargos por uso del sistema de transmision, cargos de
administracion, etc.)

Vida (til (ahos).

Articulo 15: Generadores Térmicos: En el caso de generadores térmicos, se debera proporcionar la
siguiente informacion:

1. Datos de Identificacion de la Central

a.
b.
c.

d-

Nombre de la Central.
Tipo de Tecnologia.
Capacidad Instalada y Efectiva en sitio (MW)

Fecha de entrada de operacion (mes, ano).
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e. Para proyectos en construccion el Cronograma de Ejecucion del Proyecto hasta su
puesta en servicio comercial.

f.  Costo de inversion del proyecto y programa de desembolso.
2. Caracteristicas Operacionales
a. Costo Variable de O&M (U.S.$/MWh) por tipo de combustible.
b. Costo Fijo Anual de 0&M (U.S.$/ kW).
c. Tipo de Combustible con su poder calorifico tipico (inferior / superior).
d. Curva de eficiencia (BTU/MWh) (HHV).

e. Costos Operacionales tipicos que estén asociados con la produccion de energia
(U.S.$/ MWh) (ej. Seguros, Cargos por uso del sistema de transmision, cargos de
administracion, etc.)

f.  Vida atil (afos).

3. Informacién de las Unidades de Generacion
a. Numero de unidades de Generacion.
b. Potencia por unidad (MW).
c. Tasa de salidas forzadas en (p.u.).

d. Tasa de salidas programada en (p.u.). Nimero de dias de salida forzada por ano
para mantenimientos programados.

4. Otros Datos
a. Potencia minima (MW) - representa el nivel minimo de produccion para la planta.

b. Potencia maxima (MW): Potencia contintia a plena carga de un generador indicada
por el fabricante.

c. Costo de inversion del proyecto y programa de desembolso.

d. Capacidad de almacenamiento de combustible en volumen bruto y volumen (til.

Articulo 16: Generadores Renovables (Eélicos / Solares). En el caso de generadores renovables,
se debera proporcionar la siguiente informacién:

1. Datos de Identificacion de la Central
a. Nombre de la Planta.
b. Tipo de Tecnologia (Edlica / Solar).
c. Capacidad Instalada y Efectiva en Sitio (MW)

d. Para proyectos en construccion el Cronograma de Ejecucion del Proyecto hasta su
puesta en servicio comercial

e. Costo de inversion del proyecto y programa de desembolso.
2. Caracteristicas Operacionales

a. Produccion histdrica horaria (MWh) para cada hora del afio. Para proyectos en
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construccion produccion esperada horaria (MWh) en un afio tipico.
b. Variacion anual de la produccién por degradacion de celdas solares.
c. Costo Variable de 0&M (U.S.$/MWh).
d. Costo Fijo Anual de O&M (U.S.$/ kW).

e. Costos Operacionales tipicos que estén asociados con la produccion de energia
(U.S.$/ MWh) (ej. Seguros, Cargos por uso del sistema de transmision, cargos de
administracion, etc.)

f. Vida atil en anos.

3. Informacion de las Unidades de Generacion
a. Numero de unidades de Generacion.
b. Potencia por unidad (MW).
c. Tasa de salidas forzadas en (p.u.).

d. Tasa de salidas programada en (p.u.). Nimero de dias de salida forzada por ano
para mantenimientos programados.

4. Otros Datos
a. Potencia minima (MW) - representa el nivel minimo de produccion para la planta.

b. Potencia maxima (MW): Potencia contintia a plena carga de un generador indicada
por el fabricante.

Articulo 17: Informaciéon Requerida de los Generadores Candidatos. Para determinar el Plan
Indicativo de Expansion de la Generacién el ODS debera considerar que existen Proyectos
Candidatos cuya entrada en operacion futura sera obtenida como resultado de la optimizacion del
abastecimiento de la demanda futura.

Los proyectos candidatos de nueva generacion deberian incluir las tecnologias de mayor
factibilidad disponibles en Honduras para la expansion de la generacion. Entre ellas las siguientes:
Generacién Térmica convencional que utilice como combustibles el Gas Natural, Carbén, Bunker,
Diesel, centrales de generacion hidraulicas, centrales renovables tipo edlicas, solares,
cogeneracion eficiente, y cualquier otra tecnologia que el ODS entienda es factible su desarrollo
en Honduras. La generacion térmica convencional puede ser considerando tecnologias tipo Ciclo
Combinado, Ciclo Abierto, Turno Vapor, Motores de Combustion Interna.

EI ODS debera determinar las caracteristicas de cada proyecto candidato de nueva capacidad de
generacion a ser incluido en la determinacion del Plan Indicativo de Expansion de Generacion. La
informacion a considerar sera la misma que la indicada en la presente Norma Técnica para los
generadores existentes o en construccion a la cual se agregara:

a. Fecha mas temprana para la entrada en operacion comercial de cada proyecto
candidato tomando en cuenta los tiempos requeridos para la toma de decision,
financiamiento y construccién de la central. Como referencia se indican a
continuacion los siguientes tiempos:

e Central Hidraulica: 4 ahos
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e Central Térmica CC, TV, Cogeneracion: 3 afios
e (Central Térmica TG, Motores: 2 anos
e Central Edlica / Solar: 2 afos

b. Localizacion posible del proyecto. EI ODS debera identificar las regiones del pais
donde es mas factible la localizacion de los proyectos candidatos. A tal efecto
debera considerar condiciones geograficas / climaticas, infraestructura de
transporte, acceso al suministro de combustibles, y toda otra consideracion que el
ODS considere conveniente incluir. Como referencia se indican a continuacion las
siguientes localizaciones preferenciales:

e Centrales Hidraulicas: En la cuenca de un rio en consistencia con el catalogo
disponible de posibles aprovechamientos hidroeléctricos.

e Centrales Térmicas CC a LNG, TV a Carbdn. En zonas vecinas a puertos con
facilidades para la descarga y acopiamiento de combustible.

e Centrales Térmicas a Gas Natural transportado por gasoductos (desde el sur
de México u otro origen) en una zona vecina a la traza del gasoducto y proximo
a grandes ciudades.

e Centrales Térmicas Ciclo Abierto (TG) y Motores en todos los nodos del Sistema
Principal de Transmision y nodos que actualmente tienen demanda aislada del
SIN.

e Centrales Renovables Edlicas / Solares preferentemente en zonas donde se
han localizado las centrales existentes.

c. Prelacion entre proyectos en el caso de que la construccion de un proyecto dependa
de la entrada en operacion de otro proyecto (ej. centrales hidraulicas en cascada).

d. EI ODS debera ademas incluir como una Centrales Candidata un equivalente a la
importacion de energia desde alglin pais integrante del MER via la RTR. Dicha
central serd una central térmica convencional compatible con la expansién de
minimo costo del MER identificada por el EOR como parte del Plan de Expansion
Regional. La Central tendra una potencia instalada equivalente a dos veces el
incremento anual de la demanda maxima de Honduras y estara localizada en un
nodo de la RTR localizado en Honduras.

e. EI ODS debera definir un catalogo de centrales candidatas para cada nodo del
sistema Principal de Transmision y en nodos actualmente aislados del SIN.

Articulo 18: Informacién sobre Contratos de compra / venta de energia regionales. EI MER
establece la posibilidad de suscribir contratos firmes entre Agentes del MEN de Honduras y Agentes
del MER.

Dichos contratos pueden ser para que:

* Un Agente Consumidor de Honduras compre energia a un Agente Productor de otro pais
via un contrato de importacion de energia.

e Un Agente Generador de Honduras venda energia a un Agente Consumidor de otro pais via
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A los efectos de la determinacion del Plan Indicativo de Expansion de la Generacion y de las

Interconexiones Internacionales el ODS debera tomar en consideracion los contratos de
importacion / exportacion FIRMES que hayan suscripto los Agentes del Mercado de Honduras.

un contrato de exportacion de energja.

A tal efecto los Agentes del Mercado deberan remitir al ODS la siguiente informacion:
¢ |dentificacion de las partes (consumidor, productor) que suscriben el contrato.
e Pais en el que se encuentra el consumidor, productor firmante del contrato.

e Potencia / Energia contratadas. Potencia horaria correspondiente a la energia contratada.
Demanda Maxima Anual contratada.

e Plazo del contrato. Fechas de inicio y finalizacion

e Nodos del SIN de entrega / retiro de la energia contratada
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TITULO Il CRITERIOS, PROCEDIMIENTO Y METODOLOGIA A CONSIDERAR PARA LA ELABORACION
DEL PLAN INDICATIVO DE EXPANSION DE LA GENERACION Y DE LAS INTERCONEXIONES
INTERNACIONALES

CAPITULO I. PLAN INDICATIVO DE EXPANSION DE LA GENERACION

Articulo 19: El procedimiento que utilizard el ODS para elaborar el Plan Indicativo de Expansion de
la Generacion y de las Interconexiones Internacionales constara de los siguientes pasos:

a) Determinacion del Plan Indicativo de Expansion de la Generacion
b) Determinacion del Plan de Expansion de la Transmision.

¢) Determinacion de los refuerzos adicionales requeridos en el Sistema de
Transmision para cumplir con el Reglamento del MER

Los estudios antes indicados se deberan realizar con los datos contenidos en la BDD
correspondientemente actualizada por el ODS conforme se establece en la presente Norma
Técnica. Deberan ademas tomar en cuenta los contratos de importacion / exportacion FIRMES de
energia vigentes entre Agentes del MEN de Honduras y Agentes del MER.

Los contratos de exportacion FIRMES de energia deben ser simulados como una demanda
adicional en el nodo del MER perteneciente al SIN de Honduras desde donde se exporte la energia.
Los contratos de importacién FIRMES de energia deben ser simulados como un generador
adicional en el nodo del MER perteneciente al SIN de Honduras desde donde se importe la energia.

Articulo 20: Procedimiento para la determinacion del Plan Indicativo de Expansion de la
Generacion. El procedimiento a utilizar por el ODS para determinar el Plan Indicativo de Expansion
de la Generacion se muestra en la figura siguiente:

Demanda 9
Combustibles Escenaros
Incertidumbre
Integracion
Regional .
J Costos Operativos
I Anadlisis de ENS
Plan 1 Decision Cogestion
Hidros A Otros
Termicas Opciones
Expansion
Renovables
/ Plan Optimo

El proceso de planificacion consta de los siguientes pasos:

Paso #1: El ODS comenzara el proceso de planificacion determinando proyectos candidatos de
expansion de la capacidad de generacion (térmica, renovable, importacion, etc.) y escenarios de
incertidumbre respecto a las variables de mayor impacto sobre el Plan Indicativo de Expansion de
la Generacion (crecimiento de la demanda, Costos de Combustibles, Integracion Regional, otras).

Paso #2: Por medio del modelo computacional de planificacién de la expansion de generacion que
se describe en la presente Norma Técnica, determinara para cada una de estas opciones /
escenarios planteados el Plan de Expansion de Generacion (Plan 1, Plan 2,..., Plan N) que cumple
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con la condicién de minimo costo total, suma de costos de inversion, de operacion y de energia no
servida, en el horizonte de planificacion (10 anos).

Por ej. se podrian plantear los siguientes planes (y/o otros que considere conveniente el ODS):

Plan 1: Considera Gnicamente proyectos candidatos térmicos en base a motores, un
escenario de bajo costos de combustibles y un escenario de bajo crecimiento de la
demanda.

Plan 2: Considera proyectos candidatos térmicos y renovables, un escenario de alto costos
de combustibles y un escenario de mediano crecimiento de la demanda.

Plan 3: Considera proyectos candidatos térmicos en base a LNG y Carbon y renovables, un
escenario de alto costos de combustibles y un escenario de alto crecimiento de la
demanda.

Como resultado el ODS deberd obtener el Valor Neto Actual de los costos de inversion (Millones
USD) asociados a cada uno de los Planes evaluados ((VNAINVPLAN(j)).

El VNAINVPLAN()) de cada Plan (j) se determina en base a las siguientes expresiones:

INV(i) X TD
- 1
(1+TD)PVOD

ANU (i) =
1
Donde:
i: cada uno de los proyectos que forman parte del Plan (j) evaluado (=1, 2, 3, .n)
ANU (i) [USD]: Anualidad que cubre los costos de inversion del proyecto (i)
INV (i) [USD]: Costo total de inversion del proyecto (i)
VU(i): Vida Util del proyecto (i)

TD: Tasa de Descuento

a=11-A(i)

VNAINV (i) = : X Z ANUG)
YT A+ D)0 , (1+7TD)"
a=

Donde:

VNAINV (i) [USD]: Valor Neto Actual de Inversion correspondiente al proyecto (i)
a: cada uno de los afios dentro del periodo de validez del Plan de Expansion
A(i): Afio de inicio de operacion del proyecto (i). A(i) toma valores entre 1y 10.

Por ej, A(i)=4 corresponde a un proyecto que entra en operacion en cualquier mes del ano 4 de
vigencia del plan de expansion.

NI
VNAINVPLAN(j) = Z VNAINV (i)

i=1

Elaboracion de Normas Técnicas de Planificacion de la Expansion de la Red de Transmision y Plan
Indicativo de la Expansion de la Generacion y de las Interconexiones Internacionales 19



Mat

Donde:
j: cada uno de los Planes de expansion evaluados
VNAINVPLAN (j) [USD]: Valor Neto Actual de Inversion correspondiente al Plan (j)

NI: Cantidad Total de nuevos proyectos que forman parte del Plan (j)

Paso #3: Por medio de un modelo computacional de operacién del mercado eléctrico descripto en
la presente Norma Técnica determinara los costos operativos anuales asociados con cada uno de
los planes antes indicados para cada uno de los afnos dentro del horizonte de planificacion (10
anos).

El modelo computacion antes indicado determinara el despacho de generacion (produccion de las
centrales) que abastece la demanda pronosticada a minimo costo operativo. Los costos operativos
incluyen costos de combustibles, costos de OyM de generacion, costos de ENS, otros costos que
el ODS estime conveniente incluir en la evaluacion.

Como resultado el ODS obtendra el Valor Neto Actual de los costos operativos (Millones USD) de
Referencia asociados a cada uno de los Planes evaluados (VNAOPEPLANR(j).

EI VNAOPEPLANRY(j) de cada Plan (j) se determina en base a las siguientes expresiones:

a=10 .
COPER(a, )
(1+TD)a

a=1

VNAOPEPLANR()) =

Donde:
j: cada uno de los Planes de expansion evaluados
a: cada uno de los anos dentro del periodo de validez del Plan de Expansion

VNAOPEPLANR (j) [USD]: Valor Neto Actual de los costos operativos correspondiente al escenario
de referencia del Plan (j).

COPER (a,j) [USD]: Costos operativos del afio (a) correspondiente al escenario de referencia del
Plan (j).

Paso #4: Utilizando el mismo modelo computacional de operaciéon del mercado eléctrico
determinara los costos operativos asociados con cada uno de los planes antes indicados
incluyendo variaciones asociadas con las variables de incertidumbre. Por ejemplo determinara los
costos operativos del Plan 1 con un escenario diferente de precios de combustible, crecimiento de
la demanda, etc. El ODS realizara lo mismo para los demas planes.

Como resultado se obtendra el Valor Actual Neto de los costos operativos (Millones USD) para el
escenario de Referencia y para cada uno de los escenarios de incertidumbre (escenario de
sensibilidad) que se evalten.

Paso #5: Analisis de Decision. Con los resultados obtenidos en los Pasos #2, #3 y #4 antes
indicados, se obtendra una matriz de costos totales (inversion, Operacion) como la siguiente:
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Valor Actual Neto Valor Actual Neto Costos de Operacion [Millones USD]
Planes Costo Inversion Esc Sens. Esc Sens. Esc Sens.
[Millones USD] Esc Ref #1 #H2 #M
1
2
NP

El ODS realizara a continuacién un analisis de decision en base al cual determinara cual de los
planes de expansion evaluados (Plan 1, Plan 2, .., Plan n) es el recomendado comol Plan Indicativo
de Expansién de la Generacién, indicando cuales son los costos de inversion y de operacion
asociados con dicho Plan y los mayores costos asociados con las incertidumbres evaluadas.

Por ejemplo el ODS podria recomendar el Plan de Expansion de minimo costo total para el
escenario de referencia, o bien el Plan de Expansion que minimiza los mayores costos asociados
con las incertidumbres, o cualquier otra alternativa que entienda adecuada con la correspondiente
justificacion econémica / conceptual.

Articulo 21: Modelo computacional de planificacién de la expansion de generacion.

Para determinar el Plan Indicativo de Expansion de Generacion el ODS utilizara un modelo
computacional con las siguientes caracteristicas:

a) Capacidad de identificar las expansiones de generacion que minimicen el Valor Actual
Neto de los Costos de Inversidn, Operacién, Combustible y por Energia No Servida en el

horizonte de planificacién

b) Capacidad de seleccionar la estrategia de expansion que cumpla con el objetivo antes
indicado considerando las incertidumbres propias de |a operacién futura del parque de
generacion.

¢) Capacidad para considerar como variables aleatorias para el calculo a: (1) hidrologia; (2)
costos de combustibles; (3) crecimiento demanda; (4) produccion de centrales
renovales (SOLAR/EOLICA), (5) Integracion Regional. Quedaran a criterio del ODS, y
aprobadas por la CREE, otras variables que sean consideradas aleatorias.

d) Considerar como enteras las variables asociadas a expansiones de nuevas plantas
generadoras elegidas por el usuario del modelo de planificacion como proyectos
“candidatos”.

e) Flexibilidad en las etapas de inversién y operacion (anual, semestral, trimestral,
mensual).

f) Flexibilidad para considera conjuntos de proyectos asociados, mutuamente exclusivos

g) Restricciones de precedencia

h) Restricciones de capacidad instalada minima para diferentes grupos de tecnologias y

para diferentes intervalos de tiempo

Considerar la proyeccién de demanda de energia y potencia sobre la base de valores
determinados por el ODS en base a valores indicados por los agentes del mercado,
grandes consumidores, el crecimiento esperado del pais y la incorporacion al SIN de
demanda de zonas actualmente aisladas. El modelo deberd considerar datos de
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demanda por nodo de SIN, por mes y por bloque de la curva de carga.
i) Restricciones ambientales: emisiones de gases de efecto invernadero
k) Restricciones de disponibilidad de combustibles
I)  Optimizacion de la operacién de los embalses a largo plazo.
m) Horizonte de planificacién de al menos quince (15) afios con pasos de célculo mensuales.

n) Aplicar la Tasa de Descuento que determine la CREE y se encuentre vigente al inicio de
la elaboracidén del Plan de Expansion.

0) Analisis de multiples escenarios

Articulo 22: Modelo computacional de operacién del mercado eléctrico. Para determinar el Plan
Indicativo de Expansién de Generacion el ODS utilizard un modelo computacional de
Operacion del Mercado de similares caracteristicas que el utilizado para la programacion de
la operacion tal como se establece en el ROM, Articulo 23. Herramienta de modelado para
la planificacion de largo plazo.

CAPITULO II. PLAN INDICATIVO DE EXPANSION DE LAS INTERCONEXIONES
INTERNACIONALES

Articulo 23: Determinacién de los refuerzos adicionales requeridos en el Sistema de Transmisién
para cumplir con el Reglamento del MER. EI RMER establece que la planificacion de la RTR debe
procurar que en todo momento se mantenga una capacidad operativa de intercambio internacional
minima entre cualquier par de Paises Miembros del MER. Esta capacidad sera fijada por la CRIE
mediante Resolucion. Actualmente (afio 2018) la Capacidad de Transmision antes indicada es de
300 MW en ambas direcciones a través de los circuitos que componen la RTR.

Para que se cumpla con lo establecido en el RMER, el EOR debe realizar la Planificacion de Largo
Plazo de la RTR la cual tendra como principal objetivo identificar las Ampliaciones de la Transmision
de la RTR que:

a) Incrementen el beneficio Social y simultdneamente tengan un namero significativo de
beneficiarios (Numeral 10.2.1 literal a, del Libro Il del RMER),

b) Mejoren la confiabilidad a nivel regional (Numeral 10.2.1 literal b, del Libro Ill del RMER),

c) Signifiquen un aumento de la competencia en el MER (Numeral 10.2.1 literal ¢ del Libro IlI
del RMER).

Para lograr el objetivo antes indicados se requiere que las redes que forman parte del SIN de
Honduras no limiten los intercambios de energia a nivel regional hasta el limite de transporte
determinado por la CRIE.

Articulo 24: Para cumplir con el objetivo antes indicado, el ODS debera realizar estudios
complementarios que tienen por objeto analizar los posibles requerimientos adicionales de
ampliacion del SIN de Honduras integrado a la RTR de Centroamérica a fin de asegurar el
funcionamiento del sistema de transmision dentro de los parametros admisibles de voltajes y
niveles de carga para los distintos escenarios de operacion de la red con transferencias entre el
SIN y la RTR de hasta 300 MW por corredor de transmision que vincula los distintos sistemas
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interconectados de los paises que la conforman. Dicho limite de transmision podra ser modificado,
adoptando en tal caso el nuevo valor que la CRIE defina oportunamente.

Articulo 25: Para realizar dichos estudios el ODS debera considerar los datos y resultados de los
estudios realizados en base a los cuales se determino el Plan de Expansion de la Transmision y el
mismo modelo computacional utilizado para realizar los estudios de seguridad operativa incluidos
dentro del procedimiento utilizado para determinar el Plan de Expansion de la Transmision.

Articulo 26: Para determinar los refuerzos requeridos en el sistema de transmision, el ODS debera
utilizar la BDD del Sistema Eléctrico Regional integrada con la BDD del Sistema Eléctrico de
Honduras cuya conformacion se indica en la Norma Técnica correspondiente al Plan de Expansion
de la Transmisién. EI ODS debera solicitar al EOR la BDD del Sistema Eléctrico Regional y hara las
adecuaciones necesarias para realizar las simulaciones a fin de verificar el cumplimiento
simultaneo de los (CCSD) del SIN y de los limites de transferencia determinados por la CRIE entre
paises fronterizos del MER.

Articulo 27: Los resultados de los analisis que realice el ODS incluiran:

a) Recomendaciones para modificar fechas de entrada de proyectos identificados
como convenientes en el Plan de Expansion de la Transmision.

b) Nuevos Circuitos / Transformadores / compensacion reactiva requeridos para dar
cumplimiento a los limites de transferencia establecidos entre paises.

c) Fechas de Entrada en operacion de los refuerzos adicionales requeridos para el
Sistema de Transmision.

d) Costos de Inversién (Millones USD) asociados con las obras indicadas en los
puntos anteriores.

CAPITULO Ill. PRONOSTICO DE LA DEMANDA

Articulo 28: Pronéstico de la Demanda: EI ODS debera realizar el prondstico de la demanda a futuro
teniendo en cuenta los siguientes criterios:

a) Debera incluir los datos utilizados, los detalles metodoldgicos y los resultados
intermedios y finales respecto del prondstico de energia y demanda maxima
anual a nivel del Sistema Principal de Transmision, en un todo de acuerdo con los
requerimientos de los distintos estudios que forman parte del Plan de Expansicn
de la Transmision. Los resultados incluyen la totalidad de los afos del plan de
expansion del Sistema de Transmisién y comprenden: demanda méaxima y minima
y factor de potencia por barra del Sistema Principal de Transmision, curvas de
cargas tipicas y simultaneidad de la demanda.

b) El prondstico de demanda de energia y demanda maxima anual a nivel del
Sistema Principal de Transmision deberan basarse en modelos apropiados, sobre
la base de la informacion suministrada por las Empresas Distribuidoras
debidamente ajustada por el ODS.

c) La desagregacion de la demanda pronosticada de energia y demanda maxima
anual al nivel de barras del Sistema Principal de Transmision debera realizarse
utilizando datos estadisticos de registros de potencia, energia y de curvas tipicas
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Articulo 29: La demanda de energia anual correspondiente a cada nodo del Sistema Principal de
Transmisién sera determinada en tres pasos:

por barra del Sistema Principal de Transmision.

Paso I: Determinacion de la demanda de energia total a nivel del SIN

Paso ll: Determinacion de la demanda de energia a nivel de cada nodo del Sistema
Principal de Transmision

Paso lll: Determinacion de la demanda de impacto correspondientes a Consumidores
Calificados

Articulo 30: La demanda de energia total a nivel del SIN (Paso |) serd determinada por el ODS
utilizando métodos econométricos que tomen como variables explicativas entre otras las
siguientes: i) nivel de actividad econdmica (Producto Bruto Interno - PBI); ii) poblacion; iii) nivel de
electrificacion; iv) Tarifas Finales.

En funcion de la informacion histérica disponible el ODS estimaré indices de correlacion entre la
demanda de energia historica y la evolucion historica de las variables explicativas seleccionadas
como representativas.

Utilizando pronosticos a futuro de la evolucion esperada de las variables explicativas seleccionadas
como representativas y los indices de correlacion antes indicados se proyectara la evolucion
esperada de la energia total a nivel del SIN.

La demanda maxima a nivel del SIN (Paso |) sera determinada por el ODS utilizando los valores
proyectados de energia total a nivel del SIN y la evolucién esperada del Factor de Carga (FC).

FC= EAnual / DMax / 8760
Donde:
FC: Factor de Carga
EAnual [MWh]: Demanda de Energia anual total a nivel del SIN
DMax [MW]: Demanda Maxima anual a nivel del SIN

La evolucion del Factor de Carga sera estimada por el ODS en funcion de la correlacion histérica
observada entre el Factor de Carga y la demanda total de energia a nivel del SIN.

Articulo 31: Considerando los valores determinados de demanda total de energia anual a nivel del
SIN, Demanda Maxima anual, las variaciones tipicas de demanda a nivel mensual y la forma de la
curva de carga de cada mes, el ODS determinara valores mensuales de energia a nivel del SIN
discriminados para al menos tres (3) bloques horarios representativos de horas de maxima,
intermedia y minima demanda a nivel del SIN. La duracion de los bloques horarios debe ser
consistente con los datos utilizados por el ODS para la programacion de la operacién de mediano
plazo del mercado eléctrico.

Articulo 32: La demanda de energia total a nivel de cada nodo del Sistema Principal de Transmision
(Paso Il) y para cada bloque horario sera determinada por el ODS utilizando datos historicos sobre
la demanda de cada nodo del Sistema Principal de Transmision y su correlacion con la demanda
de energia total a nivel del SIN.

Articulo 33: EI ODS debera verificar que los valores de demanda de energia en cada nodo del
Sistema Principal de Transmision determinados conforme la metodologia indicada en el punto
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anterior sean compatibles con los valores de demanda informados por el agentes del mercado que
retiran energia de cada uno de los nodos.

En el caso de que se observen diferencias significativas entre valores de demanda proyectados y
valores informados de demanda en cada nodo del Sistema Principal de Transmision, el ODS debe
analizar los motivos de las diferencias observadas y de ser necesarios determinara el mejor valor
para la demanda de cada nodo justificando conceptualmente los cambios adoptados.

Articulo 34: La demanda a nivel de cada nodo del Sistema Principal de Transmision debe incorporar
la demanda de los Consumidores Calificados que tomen energia en cada nodo. A tal efecto el O0DS
debera analizar la informacién suministrada por los Usuarios Calificados respecto a la evolucion
de sus consumos de energia previstos a futuro a fin de determinar si su evolucién se corresponde
con un crecimiento vegetativo o bien se incorpora / retira demanda que producen variaciones
significativas de la demanda del nodo (Paso Ill).

En funcion de los resultados de dicho analisis el 0DS debe ajustar la demanda de cada nodo para
que en todo momento refleje la mejor informacion disponible sobre la demanda a futuro de los
Usuarios calificados.

Articulo 35: EI ODS debera determinar el valor de la demanda de energja total a nivel del SIN la
cual debera tomar en cuenta la demanda de los Usuarios Calificados determinada conforme lo
indicado en el parrafo anterior.

CAPITULO IV. PRONOSTICO DE PRECIOS DE COMBUSTIBLE

Articulo 36: Prondstico de Precios de Combustibles: La determinacion del Plan de Expansion de la
Transmision y del Plan Indicativo de Expansion de la Generacion requiere determinar los costos
operativos de las centrales de generacion térmicas que venden su produccion en el Mercado
Eléctrico Mayorista (MEM) de Honduras.

Los Costos Operativos de una central térmica resultan de la suma de los costos de compra de
combustible y los costos de Operacion y Mantenimiento.

Los costos de compra de combustibles serdan proporcionales a los precios proyectados a futuro de
los combustibles utilizados por los generadores térmicos de Honduras que son agentes del MEM.

Articulo 37: El ODS debera determinar la evolucion a futuro de los precios de combustibles
utilizando como referencia precios proyectados por Instituciones de Referencia a nivel
internacional tales como la Oficina de Informacion Energética de USA (EIA-U.S. Energy Information
Administration) y/o el Banco Mundial (World Bank).

Articulo 38: EI ODS debera determinar al menos dos posibles evoluciones a futuro de los precios
de combustibles correspondientes a un escenario medio y un escenario bajo de acuerdo a lo
indicado en las referencias internacionales disponibles.

Articulo 39: A los Precios de Combustibles determinados conforme lo indicado en los puntos
anteriores el ODS debera sumar los costos de flete/transporte, seguro, acopio, descarga,
impuestos municipales, etc., que correspondan desde la localizacion de origen del combustible
hasta la localizacion de cada central. Los precios de combustibles no deben incluir el Impuesto
sobre Ventas.

Articulo 40: Los Precios de Combustibles se deben proyectar en Ddlares de las Estados Unidos de
Ameérica, valores reales correspondientes al ano en que el ODS determina el Plan de Expansion de
la Transmision. Es decir, los Precios de Combustibles proyectados por el 0DS no deben incluir la
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inflacion de precios mayoristas en el pais de origen del combustible ni la inflacién de precios
mayoristas en Honduras.

CAPITULO V. DETERMINACION DE LA TASA DE DESCUENTO

Articulo 41: Tasa de Descuento: La determinacion del Plan de Expansion de la Transmision y del
Plan Indicativo de Expansion de la Generacion requiere determinar la Tasa de Descuento en base
a la cual el ODS determinara los valores anuales (anualidad) de los costos de capital
correspondientes a las obras incluidas en el Plan de Expansion.

La Tasa de Descuento a utilizar por el ODS debe promover un retorno sobre el capital invertido
razonable de acuerdo con el riesgo que asuman los inversores en sus respectivas actividades.

Articulo 42: La metodologia que utilizard el ODS para determinar la Tasa de Descuento es la
denominada CAPM/WACC la cual consta de dos (2) pasos:

Paso #1: EI ODS aplicara la metodologia CAPM (Capital Asset Pricing Model) para determinar el
costo del capital propio, esto es, el rendimiento solicitado por los accionistas de la empresa que
realiza la inversion;

rg = rg + 1y + B X (ry — 1e)
Donde:
re: Tasa de retorno representativa del Costo de oportunidad del capital propio.
rre: Tasa de retorno de un activo libre de riesgo.
r.: Tasa adicional de riesgo por contexto del pais receptor de la inversion (Honduras).
Ui Riesgo sistematico de la industria en cuestion (Generacion / Transmision).
rv:Tasa de retorno de una cartera diversificada.

Paso #2: El ODS aplicara el método WACC (Weighted Average Cost Of Capital) para determinar el
costo marginal de endeudamiento y la correspondiente Tasa de Descuento ponderando ambos
componentes en funcion del endeudamiento optimo para la actividad.

TD(nominal) = WACC = ;== X1 X (1= ) + 5= X175
WACC — MTysa
TD(real) = (1+—7TU5A)

Donde:
TD (nominal): Tasa de Descuento nominal después de impuestos
TD (real): Tasa de Descuento real después de impuestos
D: Nivel de endeudamiento de mediano y largo plazo.
E: Patrimonio Neto

ro: Tasa marginal de endeudamiento.
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re: Tasa de retorno o costo de oportunidad del capital propio.

t: Tasa impositiva (alicuota del Impuesto sobre la Renta).

ausa: Inflacion esperada de largo plazo en USA

Articulo 43: El ODS debera utilizar informaciéon de referencia internacional / nacional para
determinar los coeficientes en base a los cuales determinara la Tasa de Descuento. A modo de
referencia a continuacion se citan algunas fuentes posibles de informacion:

Indicador

Referencia

Tasa Libre de Riesgo

Rendimiento de los bonos de largo plazo del Tesoro de EUA (US T-bonds) - Valores Promedio

Prima por Riesgo Pais

Indicador EMBI (Emerging Market Bond Index Plus) correspondiente a Honduras. Fuente JP
Morgan

Riesgo Sistematico de la Industria (B)

Fuente: Merrill Lynch, Ibbotson Associates, Value Line, Bloomberg, Standard & Poor's y
Compustat

Premio por Riesgo

Indice Compuesto de Standard & Poor’s 500 (S&P 500)

Costo de Endeudamiento

Tasa de interés promedio ponderada en dolares del Sistema Bancario de Honduras,
especificamente la tasa de préstamos a mas de 1 afio de plazo para empresas

Estructura de Capital

Estructura de capital de la muestra de empresas de la industria eléctrica de Estados Unidos
considerada para estimar el riesgo sistematico o beta, obtenido del ya mencionado sitio de
Damodaran

Inflacién a largo plazo en el mercado
de EUA

Spread entre los bonos del Tesoro de EUA indexados por inflacion a 20 afios (TIPS) y los bonos sin
indexacion (UST-20 bonds)
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TITULO Il RESULTADOS,

CAPITULO I. PLAN INDICATIVO DE EXPANSION DE LA GENERACION Y DE LAS INTERCONEXIONES
INTERNACIONALES

Articulo 44: EI ODS emitird un documento final en donde se presenten los estudios realizados para
determinar el Plan Indicativo de Expansion de la Generacién y de las Interconexiones
Internacionales con el siguiente contenido minimo:

Resumen Ejecutivo.

Introduccion: Descripcion del contenido del informe, sus objetivos, su estructura, con una
breve descripcion del sistema eléctrico de Honduras y los criterios generales aplicados para
la confeccion del informe.

Metodologia utilizada para determinar el Plan Indicativo de Expansion de la Generacion
Metodologia utilizada para identificar los refuerzos que requiere el sistema de transmision
para hacer posibles los intercambios regionales de energia hasta el limite establecido por
la CRIE.

Modificaciones propuestas a la presente Norma Técnica que a criterio del ODS sean
conveniente tomar en cuenta con sus correspondientes justificaciones.

Datos utilizados en el proceso de planificacion, indicando origen de los datos. En el caso
de ser datos estimados por el ODS debera incluir las referencias utilizadas para la
estimacion de los datos.

Plan Indicativo de Expansion de la Generacion y de las Interconexiones Internacionales
Los criterios y rangos bajo los cuales se mantienen validos los resultados del Plan Indicativo
de Expansion de la Generacion y de las Interconexiones Internacionales.

Evolucion esperada de la capacidad de generacion por tipo de tecnologia

Localizacion de las principales centrales, Fecha esperada de entrada en operacion
comercial.

Evolucion del balance de generacion anual por tipo de tecnologia

Evolucion esperada de los costos marginales de generacion.

Conclusiones Relevantes. Analisis de Riesgos. Aspectos criticos que condicionan la
optimalidad del plan de expansion propuesto.

Articulo 45: EI ODS debe incluir un detalle de los costos de inversién asociados con el Plan
Indicativo de Expansion de la Generacién y de las Interconexiones Internacionales.

Articulo 46: EI ODS debera incluir en el informe un andlisis de riesgos adecuadamente
fundamentado. Los resultados del analisis de riesgos deberan ser considerados como un elemento
de juicio adicional para la seleccion final de la alternativa mas conveniente del plan de expansion.

CAPITULO IIl. APROBACION Y PUBLICACION
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Articulo 47: EI ODS realizara una consulta publica para evaluar el Plan Indicativo de Expansion de
la Generacién y de las Interconexiones Internacionales propuesto. Dicha consulta publica se
realizara al mismo tiempo que la consulta publica para evaluar el Plan de Expansion de la
Transmision.

Articulo 48: Sobre la base del resultado de la consulta publica y de los estudios realizados por el
0DS conforme se detallan en la presente Norma Técnica, la CREE analizara el Plan Indicativo de
Expansion de la Generacion y de las Interconexiones Internacionales propuesto por el ODS, y las
observaciones recibidas de los usuarios como parte de la consulta publica. De ser necesario,
solicitara al ODS las modificaciones requeridas, previo a su aprobacion.

Articulo 49: La CREE debera analizar, evaluar y calificar el Plan Indicativo de Expansion de la
Generacion y de las Interconexiones Internacionales propuesto por el ODS bajo los siguientes
criterios:

« Desaprobado: Cuando no cumple con los requerimientos establecidos en la presente
Norma Técnica y otras regulaciones vigentes.

e Con observaciones: que deberan ser subsanadas por el ODS para su aprobacion por parte
de la CREE.

e Aprobado: cuando no existan observaciones y cumple con los requerimientos establecidos
en la presente Norma Técnica y otras regulaciones vigentes.

En el caso de que el Plan Indicativo de Expansion de la Generacion y de las Interconexiones
Internacionales propuesto por el ODS resulte Desaprobado por la CREE debera proceder con las
instrucciones requeridas para determinar un nuevo Plan de Expansion a la brevedad posible,
siendo en tal caso el ODS pasible de las sanciones que oportunamente establezca la CREE en
cumplimiento de lo establecido al respecto en la LGIE, Articulo 26. Infracciones y Sanciones.
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ELABORACION DE NORMAS TECNICAS DE PLAI}IIFICACI(')N
DE LA EXPANSION DE LA RED DE TRANSMISION Y PLAN

INDICATIVO DE LA EXPANSION DE LA GENERACION Y DE
LAS INTERCONEXIONES INTERNACIONALES

INFORME DE AVANCE #2

1. OBJETO

El presente informe documenta las tareas realizadas por Mercados Energéticos Consultores (ME)
de Argentina para el Gobierno de la Republica de Honduras y la Comisién Reguladora de Energia
Eléctrica (CREE) de Honduras en cumplimiento del Contrato No. CREE-01-2018. Los trabajos de
consultoria se iniciaron el 22 de marzo de 2018, conforme a la Orden de Inicio recibida.

Este documento es el INFORME DE AVANCE Nro 2 correspondiente al PLAN DE TRABAJO Y ANALISIS
INICIAL, el cual presenta el diseno basico de la Norma Técnica correspondiente al Plan de
Expansion de la Transmision, Plan de Expansion Indicativo de la Generacion y de las
Interconexiones Internacionales.
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NORMA TECNICA
PLAN DE EXPANSION DE LA TRANSMISION

TITULO I: DISPOSICIONES GENERALES

CAPITULO I: OBJETO, AMBITO DE APLICACION, ACRONIMOS Y DEFINICIONES

Articulo 1: Objeto y Ambito de Aplicacién. El objeto del presente Norma Técnica es establecer los
procedimientos que se deberan utilizar para determinar el Plan de Expansion de la Transmision y
el Plan Indicativo de Expansion de la Generacion y de las Interconexiones Internacionales
correspondiente al Sistema Eléctrico Nacional de Honduras, en cumplimiento de lo establecido al
respecto en el Reglamento de la Ley General de la Industria Eléctrica, Capitulo Ill, Expansion de la
Red de Transmision.

El Plan de Expansion del Sistema de Transmision debera considerar como referencia el Plan
Indicativo de Expansion de la Generacion resultante de lo establecido en la correspondiente Norma
Técnica.

El Plan de Expansion de la Transmision incluye todas las instalaciones que forman parte del
Sistema Principal de Transmision.

En lo que sigue cuando se hace referencia al Plan de Expansion de la Transmision se hace
referencia Gnicamente a instalaciones del Sistema Principal de Transmision. El resto de las
ampliaciones que eventualmente requiera el Sistema de Transmision de Honduras no forman parte
del Plan de Expansion de la Transmision y estaran a cargo de las empresas que estén a cargo de
dichas instalaciones.

Articulo 2: Acrénimos

CREE: Comision Reguladora de Energia Eléctrica

EOR: Ente Operador Regional

MEN: Mercado Eléctrico Nacional

MER: Mercado Eléctrico Regional

MO: Mercado de Oportunidad

NT: Norma Técnica

ODS: Operador del Sistema y Administrador del Mercado Mayorista
RMER: Reglamento del Mercado Eléctrico Regional

RLGIE: Reglamento de la Ley General de la Industria Eléctrica
ROM: Reglamento de Operacion del Sistema y Administracion del Mercado Mayorista.
RTR: Red de Transmision Regional

SER: Sistema Eléctrico Regional

SIN: Sistema Interconectado Nacional de Honduras
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Agentes Compradores: Agentes del mercado que compran electricidad para su consumo propio o
el de sus clientes minoristas. Seran agentes compradores las Empresas Distribuidoras vy
comercializadoras, y los Consumidores Calificados, siempre que cumplan con los requerimientos
establecidos al respecto en el REGLAMENTO DE LA LEY GENERAL DE LA INDUSTRIA ELECTRICA

(RLGIE) y en el REGLAMENTO DE OPERACION DEL SISTEMA y ADMINISTRACION DEL MERCADO
MAYORISTA (ROM).

Articulo 3: Definiciones.

Agentes del Mercado: Las empresas generadoras, distribuidoras, comercializadoras y
Consumidores Calificados que cumplan con los requisitos fijados en el (RLGIE) y en el (ROM).

Empresas Generadoras: Agentes del mercado que generan electricidad para su venta en el MEN.
Seran agentes productores las empresas generadoras siempre que cumplan con los requisitos
fijados en el (RLGIE) y en el (ROM).

Usuario Autoproductor: Aquel usuario que instala dentro de su domicilio un equipo de generacion
de energia renovable para su propio consumo y puede hacer inyecciones a la red de la Empresa
Distribuidora.

Consumidor Calificado: aquel cuya demanda exceda el valor fijado por la CREE, y que esta
facultado y ejerce su derecho a comprar energia eléctrica y/o potencia a las empresas
distribuidoras o bien directamente de generadores y/o comercializadoras, a precios libremente
pactados con ellos; o en el mercado de oportunidad nacional o en el MER

Despacho Econémico: Programacion optimizada de las unidades generadoras que resulta de
minimizar los costos de suministrar la demanda eléctrica.

Empresa Transmisora: Agente que gestiona y presta servicio en el Sistema de Principal
Transmision.

Ingresos Variables del Sistema Principal de Transmision: Ingresos adicionales 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.

Ley: Ley General de la Industria Eléctrica de la Republica de Honduras publicada en La Gaceta el
20 de mayo del 2014 (n° 33431).

Mercado de Oportunidad: Conjunto de transacciones de compra-venta de electricidad a corto plazo
entre los agentes del MEN con base en los resultados del despacho econdmico realizado por el
Operador del Sistema.

Mercado Eléctrico Nacional: Es el conjunto de transacciones que realizan los Agentes dentro del
Mercado de Contratos y el Mercado de Oportunidad.

Mercado Eléctrico Regional: Es la actividad permanente de transacciones comerciales de
electricidad, derivados de un despacho de energia con criterio econémico regional, y mediante
contratos de mediano y largo plazo entre los agentes habilitados.

Normas Técnicas: Son las disposiciones técnicas emitidas por la CREE de conformidad con la Ley
y el Reglamento DE OPERACION DEL SISTEMA Y ADMINISTRACION DEL MERCADO MAYORISTA, que
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establecen las condiciones, especificaciones, caracteristicas de disefo, construccion, operacion,
calidad, sanciones y/o multas, e indemnizaciones para la generacion, transmision, operacion,
comercializacion y distribucion de energia eléctrica, en congruencia con practicas internacionales
aceptadas y que serviran para completar el conjunto de regulaciones sobre las actividades del
subsector eléctrico.

Operador del Sistema: Entidad de capital plblico, privado o mixto, sin fines de lucro, encargada de
la operacion del Sistema Interconectado Nacional y su integracion en el Sistema Eléctrico Regional,
y de la operacion del Mercado Eléctrico Nacional y su integracion en el Mercado Eléctrico Regional.

Planificacién de Largo Plazo: Programacion indicativa de la operacion del SIN que el Operador del
Sistema efectda con un horizonte plurianual con la periodicidad fijada en esta Norma Técnica.

Precio Nodal: Costo de atender un incremento marginal de energia demandada en ese nodo, que
es calculado para cada nodo del sistema principal de transmision e intervalo de operacion del
mercado.

Programacion Hidrotérmica: Programacion de la operacion de la generacion con el objetivo de
minimizar los costos de suministrar la demanda en un plazo determinado considerando las
restricciones de operacion de las unidades térmicas e hidraulicas y que permite calcular el valor
del agua almacenada en los embalses.

Red de Transmision Regional: Es el conjunto de instalaciones de transmision a través de las cuales
se efectuan los intercambios regionales y las transacciones comerciales en el MER, prestando el
Servicio de Transmision Regional.

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

Sistema Eléctrico Regional: Sistema eléctrico de América Central, compuesto por los sistemas
eléctricos de los paises miembros del MER.

Sistema Principal de Transmision: Es aquel formado por las instalaciones de transmision que sean
cedidas en cumplimiento de la disposicion transitoria del art. 29 de la Ley, y por las ampliaciones
futuras a realizar de acuerdo con los planes de expansion de la transmision, incluidas las
necesarias para conectar las instalaciones de distribucion, y catalogadas como tales por el
Operador del Sistema.

Sistema Secundario de Transmisién: Es aquel formado por las instalaciones de conexion al
Sistema Principal de Transmision tanto de las Generadoras como de los Consumidores Calificados.
Las conexiones futuras al sistema principal promovidas por las Generadoras y Consumidores
Calificados deben ser realizadas conforme a lo dispuesto en el Articulo 13 de la Ley referido a las
obras de interés particular.

Articulo 4: Lineamientos generales.

La elaboracion del Plan de Expansion de Transmision estard a cargo del Operador del Sistema
(ODS) el cual tendra el rol de un Organo Técnico Especializado.

Los lineamientos generales que el ODS debera seguir para la elaboracion del Plan de Expansion
de la Transmision son los siguientes:

a. Cumplir con las politicas gubernamentales establecidas por la Secretaria de Energia.

b. Determinar las Obras de transmision que deben ser desarrolladas para:
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e Aumentar la capacidad de Transmision, para viahilizar el desarrollo del Plan
Indicativo de Expansién de la Generacion correspondiente, en cuanto al
crecimiento de la oferta de generacién para satisfacer el crecimiento de la
demanda al minimo costo.

e Que el Sistema Interconectado Nacional (SIN) de Honduras cumpla con los criterios
de seguridad, calidad y desempeno establecidos en la normativa vigente.

e Minimizar el costo total actualizado de inversion y operacion de las Obras y
ampliaciones que se deban ejecutar, incluyendo las pérdidas en el Sistema de
Transmision.

e Minimizar el costo operativo del SIN, durante el periodo de estudio.

e Favorecer la integracion regional y la competencia para el abastecimiento de la
demanda

c. El proceso de planificacion debe ser transparente, participativo, y debe prever su propia
evolucién continua como resultado de la acumulacion de experiencias y de los aportes de
todos los involucrados e interesados en el mismo

d. Tomar en cuenta cualquier otro criterio / metodologia que en el futuro defina la Secretaria
de Energia o la Comision Reguladora de Energia Eléctrica (CREE), para la elaboracion del
Plan de Expansion del Sistema de Transmision.

El Plan de Expansién del Sistema de Transmision debera considerar como referencia el Plan
Indicativo de Expansion de la Generacion. Dicho plan sera determinado por el ODS como parte del
proceso de planificacion en base al cual se determina el Plan de Expansion de la Transmision.

Para la determinacion del Plan de Expansion de la Transmision el ODS debera considerar que la
demanda de Honduras debe ser abastecida a minimo costo con generacion resultante de la
generacion localizada en Honduras y de ser conveniente con importacion de energia desde el MER
cumpliendo con los lineamientos que en tal sentido establezca la Secretaria de Energia.

El procedimiento que utilizara el ODS para determinar Plan de Expansion de la Transmision es el
indicado en la presente Norma Técnica.

Articulo 5: Propuesta de Plan de Expansion. EI Plan de Expansion de la Transmision elaborado por
el ODS deberd presentar en detalle todos los datos, las metodologias, los criterios, debidamente
descritos y fundamentados, y los resultados de modo tal que cualquier inversionista o analista
pueda obtener resultados similares con la informacion suministrada en el documento
correspondiente al Plan de Expansion y el proceso de planificacion pueda ser auditado. El
documento correspondiente al Plan de Expansion propuesto debera acompanarse con figuras,
tablas y graficas, en forma clara y en cantidad suficiente, para facilitar el analisis del Plan
propuesto, las cuales deberan ser convenientemente referenciadas y explicadas.

Articulo 6: Definicién de Politica y Criterios para la Revision del Plan de Expansion de la Red de
Transmision. Como parte del Plan de Expansion del Sistema de Transmision el ODS debera incluir
un analisis de la metodologia aplicada, resultados obtenidos, problemas encontrados y la forma
en que fueron resueltos, y propuestas de mejoras en la metodologia para ser aplicadas en las
futuras revisiones del Plan de Expansion del Sistema de Transmision. La CREE debera analizar los
comentarios / recomendaciones realizados por el ODS y, de considerarlo necesario, realizara los
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ajustes requeridos en la presente Norma Técnica tendientes a mejorar el proceso de planificacion.

Articulo 7: Plazos. El Plan de Expansion del Sistema de Transmision se elaborara cada dos (2) afios,
tomando como referencia el Plan del bienio anterior, y debera cubrir un horizonte como minimo de
diez (10) anos.

El documento correspondiente al Plan de Expansion de la Transmision sera presentado por el 0DS
a la CREE antes del treinta (30) de septiembre del afo previo al de entrada vigencia del Plan de
Expansion propuesto. Por ejemplo, el documento correspondiente al Plan de Expansién propuesto
que abarca los anos 2020-2029 debera ser presentado por el ODS a la CREE antes del treinta (30)
de septiembre de 2019. En la misma fecha el ODS remitira dicho documento a la Secretaria de
Energia y lo hara publico en su pagina WEB con acceso al publico en general.

La Secretaria de Energia, los agentes del mercado y todo otro interesado debidamente identificado
podran formular sus observaciones dentro de los treinta (30) dias calendario siguientes; pudiendo
el ODS, dentro de los siguientes treinta (30) dias calendario, aceptarlas o rechazarlas, debiendo
en este ultimo caso, sustentarlo mediante estudios técnicos y econémicos especializados.

Una vez concluido el proceso de elaboracion del Plan de Expansion de la Transmision, el ODS lo
remitira a la CREE para su revision y aprobacion final. EI Plan debera ser publicado por la CREE, a
mas tardar en la primera quincena de enero del afio siguiente que corresponda.

Elahoracion de Normas Técnicas de Planificacién de la Expansion de la Red de Transmision y Plan
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CAPITULO Il: REQUERIMIENTOS Y ENVIO DE INFORMACION

Articulo 8: Envio de informacion. Los Agentes del Mercado deberan remitir al ODS la informacion
requerida para la realizacion del Plan de Expansion de la Transmision conforme se indica en la
presente Norma Técnica. A tal efecto el ODS debera definir la informacion necesaria y la forma de
presentacion de la misma. La informacion requerida sera notificada por el ODS a los Agentes del
Mercado a mas tardar el 15 de enero del afio en que se realicen los Planes de Expansion.

Articulo 9: Plazos para la recepcion de la Informacion requerida. Los Agentes del Mercado deberan
remitir al ODS la informacion requerida a mas tardar el dltimo dia del mes de febrero posterior al
requerimiento del ODS. Informacion que sea recibida por el ODS posterior a dicha fecha sera
considerada por el ODS sdlo a modo de referencia pudiendo ser utilizada en el proceso de
planificacion de considerarlo el ODS conveniente.

Articulo 10: Informacién Faltante. La informacion requerida por el ODS y que no sea oportunamente
remitida por los Agentes del Mercado sera estimada por el ODS de acuerdo con su mejor criterio
incluyendo en el documento final las justificaciones correspondientes.

Articulo 11: Base de Datos. EI ODS desarrollara, mantendra y administrara una Base de Datos
(BDD) estructurada segin un modelo integrado de datos, que contendra toda la informacion
necesaria para realizar el Plan de Expansion de la Transmision.

La informacion que contendra la BDD sera la establecida en presente Norma Técnica y aquella
informacion adicional que el ODS requiera para el desarrollo de sus funciones y el cumplimiento
de sus responsabilidades en relacion con la determinacion del Plan de Expansion de la
Transmision.

La BDD debera actualizarse principalmente con informacion producida por el ODS y con la
informacién oportunamente suministrada por la Secretaria de Energia, los Agentes del Mercado,
Grandes Consumidores y el Ente Operador Regional (EOR).

Los Agentes del Mercado y Grandes Consumidores deberadn contribuir a la integracion de la BDD
aportando al ODS las informaciones técnicas que se les soliciten y cualquier otra que estimen sea
necesaria.

El ODS debera definir procedimientos de comunicacion para el intercambio de informacion,
especificando el tipo de informacién requerida, el formato en que los datos deben ser
suministrados y, en casos particulares, los plazos en que se debera suministrar la informacion.

Con respecto a la informacién que suministren los Agentes del Mercado y Grandes Consumidores
la misma sera considerada en principio como informacion valida. El ODS definira un procedimiento
de revision y objeciones, de acuerdo con cada tipo de informacion, con el propésito de identificar
posibles errores de transcripcion y comunicacion.

En lo que respecta a la informacion técnica, la BDD debera incluir las caracteristicas técnicas y los
parametros de las lineas y los equipos de transmision y generacion, los datos de la demanda por
cada nodo del Sistema de Transmision, las caracteristicas y ajustes de las protecciones y los
sistemas de control, y cualquier otra informacion necesaria para la realizacion de los estudios de
seguridad operativa, planeamiento operativo, evaluacion de contingencias, y diferentes
simulaciones que a criterio del ODS se requieran para determinar el Plan de Expansion de la
Transmision.
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La BDD incluira la informacion técnica que se indica a continuacién mas toda aquella que el ODS
considere relevante para la determinacion del Plan de Expansion de la Transmision. Estos datos
son complementarios a los informados para realizar el Plan Indicativo de Expansion de la
Generacion y de las Interconexiones Internacionales:

a) Datos Técnicos de Generadores: datos y parametros de las instalaciones de
generacion (unidades generadoras, turbinas, gobernadores, excitadores, etc.);

b) Datos operativos de las unidades generadoras: parametros de arranque y parada,
generacion minima, capacidad méaxima, restricciones operativas, etc.;

c) Datos de la red de transmision y equipos asociados: caracteristicas técnicas y
parametros de las lineas, transformadores, interruptores, seccionadores,
capacitores, protecciones, controles, etc.;

d) Programacion de Mantenimiento: planes de mantenimiento de las instalaciones de
transmision;

e) Seguridad y Planeamiento Operativo: Toda la informacién que el ODS considere
necesaria para efectuar analisis de seguridad operativa y planeamiento operativo;

f)  Reporte de Contingencias: Reportes de contingencias en el Sistema de Transmision
que afectaron la operacion integrada del SIN;

g) Informacion de los Enlaces con otros paises de la region: Datos técnicos de lineas
y equipos de los enlaces regionales y cualquier otra informacién relevante para
realizar estudios operativos y de planeamiento regional.

Con relacion a la BDD, el ODS debera cumplir lo siguiente:

a) Organizar y mantener la BDD con las caracteristicas del sistema de transmisidn,
topologia de la red de transmisién, caracteristicas y parametros de equipos
asociados a la transmision, caracteristicas y pardametros de generadores,
caracteristicas, perfiles y proyecciones de la demanda nacional;

b) Organizar una base de datos de la operacion histérica del SIN;

c) Mantener actualizados los estudios operativos de seguridad, planeamiento y de la
expansion del sistema de transmision nacional;

d) Revisar la informacion que suministren los Agentes del Mercado, Grandes
Consumidores, la Secretaria de Energia, el ODS y toda otra informacion recibida de
interesados en general.

e) Centralizar toda la informacién técnica recibida;

f) Organizar, mantener y administrar la BDD;

g) Velar porque la informacion de la BDD se mantenga actualizada, y;
h) Definir los formatos para el suministro de la informacion de la BDD.

EI ODS es el responsable de solicitar a los Agentes del Mercado y Grandes Consumidores y validar
toda la informacion técnica necesaria para mantener actualizada la BDD.

El ODS estara obligado a mantener actualizada la BDD. Entre otros, las actualizaciones deberan
realizarse cuando se produzcan cambios en la demanda, en los ajustes de las protecciones y los
controles, cuando se agregue o retire generacion, y cuando se modifique la topologia del sistema
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En el caso en que un Agente del Mercado no suministre al ODS informacion actualizada, el ODS
utilizara la informacion mas reciente de que disponga y/o datos tipicos conforme su experiencia y
antecedentes internacionales, documentara la informacidn faltante y los criterios asumidos para
su determinacion, seglin corresponda, y notificara de esto a la CREE.

de transmision y generacion nacional.

El ODS debera definir la forma y medios mediante los cuales se actualizara la informacion en la
BDD. EI ODS informara oportunamente a los Agentes del Mercado los datos que requieran ser
actualizados, la manera como dicha informacion debera ser enviada al ODS y las fechas en que
los datos deberan ser suministrados.

Articulo 12: Informacién Requerida de los Distribuidores, Consumidores Calificados y Grandes
Consumidores. La informacién requerida es la misma que la indicada en la Norma Técnica
correspondiente al Plan Indicativo de Expansion de la Generacion y de las Interconexiones
Internacionales:

Articulo 13: Informacién requerida para Estudios Eléctricos de Seguridad Operativa. El ODS tiene
la responsabilidad de determinar el Plan de Expansion del Sistema de Transmision que garantice
que la potencia y la energia previstas a producir en las distintas centrales de generacion eléctrica
resultantes del Plan Indicativo de Expansion de Generacion y del correspondiente despacho
econémico de generacion sean transportadas en forma eficiente, con adecuados niveles de
confiabilidad, calidad y seguridad, hasta los distintos centros de consumo.

En este sentido, los distintos Agentes del Mercado deben suministrar al ODS, la informacion
necesaria requerida para la elaboracion del Plan de Expansion del Sistema de Transmision y en
particular para realizar los Estudios Eléctricos de Seguridad Operativa.

Articulo 14: Datos requeridos de los Agentes Generadores para realizar los Estudios Eléctricos para
verificacion del cumplimiento de los CCSD. Todos los Agentes Productores que operen en el
Mercado y se conecten al SIN, estan en la obligacién de suministrar al ODS la informacion
siguiente:

1. Localizacion de la central generadora en un mapa escala 1:50,000.

2. Subestacion o linea de transmision existente a la cual la central se encuentra conectada o
esté prevista su conexion.

3. Caracteristicas eléctricas de las unidades de generacion
a. Numeros de unidades de la central.
b. Voltaje en terminales de las unidades (KV).
c¢. Capacidad nominal (MVA).
d. Capacidad nominal (MW).
e. Capacidad minima permisible (MW).
f. Factor de potencia de las unidades.
g. Curvas de capacidad de las unidades.

h. Diagramas del modelo de la maquina sincronica y diagrama de control asociado,
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que permitan su correcta representacion. Los datos deben incluir los siguientes
parametros:

4. Reactancias

a. Reactancia transitoria en el eje de directa (x'd), expresada en p.u. sobre la base
del voltaje y capacidad de la unidad.

b. Reactancia transitoria en el eje de cuadratura (x'q), expresada en p.u. sobre la
base del voltaje y capacidad de la unidad.

¢. Reactancia sincronica en el eje de directa (xd), expresada en p.u. sobre la base
del voltaje y capacidad de la unidad.

d. Reactancia sincronica en el eje de cuadratura (xq), expresada en p.u. sobre la
base del voltaje y capacidad de la unidad.

e. Reactancia subtransitoria en el eje de directa (x’'d), expresada en p.u. sobre la
base del voltaje y capacidad de la unidad.

f. Reactancia subtransitoria en el eje de cuadratura (x"'q), expresada en p.u. sobre
la base del voltaje y capacidad de la unidad.

g. Reactancia de Potier (xl), expresada en p.u. sobre la base del voltaje y capacidad
de la unidad.

5. Constante de inercia de la unidad, expresada en MW-Seg/MVA.

6. Constante de tiempo, expresadas en segundos
a. Constante de tiempo transitoria en el eje de directa en circuito abierto (T'Do)
b. Constante de tiempo transitoria en el eje de cuadratura en circuito abierto (T'Qo)
c. Constante de tiempo subtransitoria en el eje de directa en circuito abierto (T"'Do)

d. Constante de tiempo subtransitoria en el eje de cuadratura en circuito abierto
(T"Qo)

7. Curvas de saturacion de voltaje en terminales (p.u.) contra corriente de campo (amperios),
en circuito abierto.

8. Diagramas de los sistemas de excitacion, incluyendo los diagramas de bloques (control)
que muestre las funciones de transferencia y detalles de los lazos de excitacion que
permitan una correcta representacion. Los datos deben incluir los siguientes parametros.

a. Ganancia de los lazos de excitacion.

b. Voltaje de campo nominal (p.u.).

c. Maximo voltaje de campo (p.u.).

d. Minimo voltaje de campo (p.u.).

e. Maxima rata de cambio del voltaje de campo “rising”.
f.  Maxima rata de cambio del voltaje de campo “falling”.

g. Caracteristicas dinamicas del “over-excitation limiter”.

Caracteristicas dinamicas del “under-excitation limiter”.
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9. Diagramas de los reguladores de velocidad (gobernadores), incluyendo los diagramas de
bloques (control) que detallen las funciones de transferencias, para su correcta
representacion. Los diagramas de bloques deben describir claramente las caracteristicas

de las unidades, a saber: hidraulicas, térmicas a vapor, térmicas a gas, térmicas tipo
“reheat”. Los datos deben especificar los siguientes parametros:

a. Ganancia promedio, dependiendo de la tecnologia de la unidad.
b. Constantes de tiempo del gobernador, dependiendo de la tecnologia de la unidad.
c. “Deadband” del gobernador.

10. Diagramas de los estabilizadores de potencia, incluyendo los diagramas de bloques
(control) que detallen las funciones de transferencias, para su correcta representacion. Los
datos deben incluir los siguientes parametros:

a. Constantes de tiempo de entrada de sefal de frecuencia, potencia eléctrica,
velocidad (p.u.).

b. Ganancias de la senal de frecuencia, potencia eléctrica, torque mecanico (p.u.).
c. Valores o rangos de ajuste.
11. Caracteristicas de la Subestacion Elevadora.

a. Diagrama unifilar, donde se muestre el arreglo de las barras de la subestacion
elevadora, ademas debe mostrar las provisiones para posibles expansiones a la
central generadora.

b. Diagrama de planta, que muestre la disposicion de los diferentes equipos dentro
del area de la subestacion. El diagrama debe mostrar el area y perimetro total de
la subestacion y futuras areas a ser consideradas para posibles expansiones.

12. Caracteristicas de los transformadores elevadores. Los datos deben incluir los siguientes
parametros:

a. Capacidad nominal y maxima (MVA).
b. Voltajes de operacion (KV) y derivaciones (taps) en KV 0 p.u.
c. Tipo de conexion de los transformadores.

d. Impedancias de secuencia positiva y cero (%) sobre la base de la capacidad del
transformador 6 100 MVA base.

e. Pérdidas en vacioy a plena carga.

13. Caracteristicas de los interruptores de potencia, incluyendo capacidades nominales,
capacidades interruptivas, y tiempos de apertura y recierre.

14. Caracteristicas Eléctricas de las Lineas de Conexion de las Centrales de Generacion al
Sistema de Transmision.

a. Longitud de la linea (Km).

b. Maxima cargabilidad de la linea en estado normal y de emergencia (MVA 6
Amperios).

c. Especificar si la linea sera circuito sencillo o doble circuito, conductor simple o
tipo “bundle”. Especificar configuracion espacial y arreglo de conductores en las
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torres, si la linea es subterranea especificar igualmente configuracion.

d. Tipoytamano de los conductores e hilo de guarda para lineas aéreas; tipo y
tamano de los cables, aislamiento y cubierta o proteccion externa si es
subterranea.

e. Impedancias de secuencias positiva, cero y mutua ("/Km y p.u. sobre la base de
100 MVA).

f. Especificar si el desarrollo del sistema de transmision asociado a las centrales se
verificara en forma gradual, de ser asi especificar las fechas de entrada de las
etapas del desarrollo.

Articulo 15: Datos para Estudios Eléctricos para cumplimiento de los CCSD requeridos de los
Agentes Consumidores y Grandes Consumidores. Todos los Agentes Consumidores y Grandes
Consumidores estan en la obligacion de suministrar al ODS la informacion siguiente:

1. Localizacion y Punto de Conexion
a. Localizacion de las subestaciones propuestas en un mapa escala 1:50,000.

b. Subestaciones o lineas de transmision existentes mas cercanas a la subestacion
0 subestaciones de distribucion propuestas.

2. Caracteristicas Eléctricas de Lineas
a. Longitud de la Linea en Km.

b. Maxima cargabilidad de la linea en operacion normal y emergencia (MVA 6
Amperios).

c. Especificar si la linea sera circuito sencillo o doble circuito, conductor simple o
tipo “bundle”. Especificar configuracion espacial y arreglo de conductores en las
torres. Si la linea es subterranea especificar igualmente configuracion.

d. Tipoytamano de los conductores e hilo de guarda para lineas aéreas, tipo y
tamano de los cables, aislamiento y cubierta o proteccion externa si es
subterranea.

e. Impedancias de secuencias positiva, cero y mutua ("/Km y p.u. sobre la base de
100 MVA).

3. Caracteristicas de las Subestaciones de las subestaciones de Distribucion

a. Diagrama unifilar, donde se muestre el arreglo de las barras y demas equipos de
la subestacion, ademas debe mostrar las provisiones para posibles expansiones a
la subestacion.

b. Diagrama de planta, que muestre la disposicién de los diferentes equipos dentro
del area de la subestacion. El diagrama debe mostrar el érea y perimetro total de
la subestacion y futuras areas a ser consideradas para posibles expansiones.

c. Especificar el voltaje (KV) y capacidad (MVAR) de posibles equipos de
compensacion reactiva o capacitiva a instalarse en la subestacion.

4. Caracteristicas de los transformadores de potencia. Los datos deben incluir los siguientes
parametros:

a. Capacidad nominal y maxima (MVA).
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b. Voltajes de operacion (KV) y derivaciones (taps) en KV 0 p.u.
c. Tipo de conexion de los transformadores.

d. Impedancias de secuencia positiva y cero (%) en base a la capacidad del
transformador 6 100 MVA base.

e. Pérdidas en vacioy a plena carga.

5. Caracteristicas de los interruptores de potencia.

Articulo 16: Informaciéon Requerida de Proyectos Candidatos para la Expansion del Sistema de
Transmisién. Para determinar el Plan de Expansion de la Transmision el ODS debera considerar
que existen Proyectos Candidatos para Refuerzos del Sistema de Transmision cuya entrada en
operacion futura sera obtenida como resultado de la optimizacion del abastecimiento de la
demanda futura.

Los proyectos candidatos para Refuerzos del Sistema de Transmision deberian incluir las
alternativas de mayor factibilidad que el ODS considere como razonables para la expansion del
Sistema de Transmision. Entre ellas duplicacion de circuitos existentes, nuevos circuitos,
repotenciacion de circuitos existentes, cambios de nivel de tensién, nuevos transformadores,
nuevas estaciones transformadoras, incremento de la capacidad de los circuitos por medios de
compensacion, etc.

El ODS debera determinar las caracteristicas de cada proyecto candidato para Refuerzos del
Sistema de Transmision a ser incluido en la determinacion del Plan de Expansion de la
Transmision. La informacién a considerar sera la misma que la indicada en la presente Norma
Técnica para los elementos del sistema de transmision existentes o en construccion a la cual se
agregara:

a. Fecha mas temprana para la entrada en operacion comercial de cada proyecto
candidato tomando en cuenta los tiempos requeridos para la toma de decision,
financiamiento y su construccion.

b. Prelacion con otros proyectos

c. Localizacion del proyecto. EI ODS debera identificar la forma en que cada proyecto
candidato se vincula a las instalaciones existentes del Sistema de Transmision y la
traza del proyecto geo-referenciada.

d. Atal efecto debera considerar condiciones geograficas / climaticas, infraestructura
de transporte, y toda otra consideracion que el ODS considere conveniente incluir.

e. EIODS debera definir un catalogo de proyectos candidatos suficientemente amplio
de forma tal que el procedimiento de optimizacion pueda seleccionar los mas
convenientes.
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TITULO Il CRITERIOS, PROCEDIMIENTO Y METODOLOGIA A CONSIDERAR PARA LA ELABORACION
DEL PLAN DE EXPANSION DE LA TRANSMISION

Articulo 17: Procedimiento a utilizar para determinar el Plan de Expansion de la Transmision. El
procedimiento que utilizara el ODS para determinar el Plan de Expansién de la Transmisién
constara de los siguientes pasos:

a) Determinacion del Plan Indicativo de Expansion de la Generacion
b) Determinacion de los refuerzos requeridos en el Sistema de Transmision.

¢) Determinacion de los refuerzos adicionales requeridos en el Sistema de
Transmision para cumplir con los Criterios de Seguridad Operativa.

d) Determinacion del Plan de Expansion de la Transmision. Estara compuesto por
todos los refuerzos del Sistema de Transmision resultantes de los estudios antes
indicados.

Los estudios antes indicados se deberdn realizar con los datos contenidos en la BDD
correspondientemente actualizada por el ODS conforme se establece en la presente Norma
Técnica. Deberan ademas tomar en cuenta los contratos de importacion / exportacién FIRMES de
energia vigentes entre Agentes del Mercado Eléctrico de Honduras y Agentes del Mercado Eléctrico
Regional.

Los contratos de exportacion FIRMES de energia deben ser simulados como una demanda
adicional en el nodo del MER perteneciente al SIN de Honduras desde donde se exporte la energia.
Los contratos de importacion FIRMES de energia deben ser simulados como un generador
adicional en el nodo del MER perteneciente al SIN de Honduras desde donde se importe la energia.

Articulo 18: Determinacion de los Refuerzos requeridos en el Sistema de Transmision. El
procedimiento que utilizara el ODS para determinar los refuerzos requeridos en el Sistema de
Transmision consiste en determinar los refuerzos de minimo costo total de la red de transmisién
necesarios para asegurar el suministro de la demanda prevista a lo largo del horizonte de estudio
con una adecuada calidad de servicio.

El Plan de Expansion de la Transmision por lo tanto debera cumplir, en forma simultdnea, con los
siguientes criterios:

e Criterio de seguridad N-1: No debe haber energia no suministrada (ENS) en el SIN debido
a la ocurrencia de salidas de circuitos simples.

e Criterio de Minimo Costo: La suma de los costos de inversion mas el valor esperado (valor
presente neto) del costo operativo asociado con el Sistema de Transmision debera ser
minimo.

El costo operativo del sistema de transmision ($COT) resultara de la suma de los costos por
pérdidas y costos de la ENS, y costos de Operacion y Mantenimiento ($CO&M) resultantes para el
cada ano dentro del horizonte de planificacion.

ElI ODS buscara ademas que el Plan de Expansion de la Transmision permita un adecuado nivel de
competencia en el Mercado Mayorista. A tal efecto debera monitorear la existencia de congestién
en el sistema de transmision ajustando el plan de expansion para mantener reducidos los costos
de congestion.
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Articulo 19: El ODS utilizara un modelo computacional de optimizacién de ampliaciones en el
sistema de transmisién en base al cual debera determinar los refuerzos requeridos en el Sistema
de Transmision que permiten cumplir con los criterios antes indicados. Como resultado el 0DS
debera obtener el listado de obras requeridas y el Valor Actual Neto de los costos de inversion
(Millones USD) asociados a dichos refuerzos al sistema de transmision, empleando a tal efecto

una metodologia similar a la utilizada para determinar el Valor Actual Neto del Plan Indicativo de
Expansion de la Generacion.

Articulo 20: El ODS debera determinar los costos operativos ($COT) asociados al sistema de
transmisiéon por medio de un modelo de operacién del mercado eléctrico en base al cual el ODS
determinara, para cada hora del ano dentro del horizonte de planificacion, la produccion de cada
central conectada al SIN, la demanda abastecida en cada nodo del SIN y los costos marginales
resultantes en cada nodo del SIN.

En cada hora (h) los costos operativos ($COT (h)) se obtendran como suma de:

e Costos de Operacion y Mantenimiento ($0&M) correspondientes a los refuerzos del
sistema de transmision

e Diferencia entre el Total remunerado a los generadores por sus Ventas de energia
($GEN(h)) menos el total abonado por los consumidores por sus Compras de energia
($DEM(h)), incluyendo el costo de la ENS resultante para cada nodo.

Los montos asociados a compras y ventas se determinaran asumiendo que toda la energia se
comercializa en el mercado spot a los precios horarios de la energia en los nodos donde se
encuentren localizados los generadores y los consumidores.

8760 nT

$COT(a)[$] = $0&M (a) + Z Z $GEN(n,h) — $DEM(n, h)
h n=1

$GEN(n,h) = CMg(n,h) X EGEN(n, h)
$DEM(n,h) = CMg(n,h) X [EDEM(n, h) + ENS(n, h)]
Donde:
n: cada uno de los nodos del Sistema de Transmision del SIN. NT namero total de nodos.
a: cada ano dentro del horizonte de planificacion
h: cada hora del ano a
CMg (n,h) [USD/MWHh]: Costo Marginal de la Energia en el nodo n, hora h-
EGEN (n,h) [MWh]: Energia Total inyectada al Sistema de Transmision en el nodo n, hora h-
EDEM (n,h) [MWh]: Energia Total retirada Sistema de Transmision en el nodo n, hora h
ENS (n,h) [MWh]: Energia No Suministrada en el nodo n, hora h

Articulo 21: Los estudios en base a los cuales se determinaran los refuerzos requeridos en el
Sistema de Transmision deben realizarse asumiendo que entran en operacion comercial las
unidades de generacion incluidas en el Plan Indicativo de Expansion de la Generacion determinado
conforme se establece en la presente Norma Técnica.

Articulo 22: Los estudios a realizar deben ademas representar los escenarios tipicos de despacho
de generacion (incluyendo la intermitencia tipica de las fuentes de energia renovables tales como
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generacion hidroeléctrica, edlica y solar) que abastece a minimo costo la demanda proyectada en
el horizonte de planificacion.

Articulo 23: ElI modelo de simulacidon deberd representar la red de transmision existente
correspondientes al SIN, las ampliaciones actualmente en construccion o que tienen muy alta
probabilidad de concretarse, y las ampliaciones propuestas como proyectos candidatos. No se
incluiran en la simulacion las redes (lineas, transformadores) correspondientes a las empresas
distribuidoras.

Articulo 24: El modelo de simulacion debera poder determinar flujos de potencia activa
simplificados (modelo linealizado - flujo DC); considerando diferentes limites de transferencias
discriminados para condicion (N) y para las situaciones post-contingencia (N-1).

Articulo 25: La determinacion de los refuerzos necesarios en el Sistema Transmision se podra
realizar tanto de manera secuencial para cada ano futuro (planificacion “forward”) o a través de la
determinacion del plan dptimo de expansion para el afio horizonte, siguiendo en sentido inverso
del tiempo para determinar la fecha optima para la construccion de cada refuerzo (planificacion
de “ano horizonte”).

Articulo 26: El proceso de Planificacion debera tomar en cuenta los proyectos candidatos de
refuerzos del Sistema de Transmision que a tal efecto identifique el ODS como posibles dentro del
periodo de evaluacion. Podran ser proyectos candidatos para la expansion del Sistema de
Transmision los siguientes:

¢ Nuevos Circuitos que se desarrollen sobre la misma traza de circuitos existentes.

e Nuevos Circuitos que se desarrollen sobre una nueva traza propuesta a tal efecto por el
0DS.

e Repotenciacion de circuitos existentes (cambio de conductor)
e Nuevos transformadores
e Nuevas Estaciones Transformadoras

e Incremento de Capacidad de Transmisién de circuitos existentes por medio de
compensacion

e Cualquier otra alternativa que el ODS considere conveniente / posible.

Articulo 27: Para determinar los refuerzos necesarios en el sistema de transmision el ODS debera
considerar que la demanda de un determinado nodo puede ser abastecida con generacion local
existente o nueva. Por lo tanto el costo incurrido en refuerzos del sistema de transmision para
abastecer la demanda de un determinado nodo no puede ser superior al costo de abastecimiento
de la misma demanda utilizando generacion local existente o nueva.

Articulo 28: Determinacién de los refuerzos adicionales requeridos en el Sistema de Transmision
para cumplir con los Criterios de Seguridad Operativa. EI ODS debera realizar estudios de seguridad
operativa con el objetivo de determinar las ampliaciones adicionales requeridas en el Sistema de
Transmision para preservar la calidad, seguridad y confiabilidad del SIN.

Articulo 29: A tal efecto el ODS efectuara los anélisis de estado estacionario, transitorio y dinamico
que se consideren necesarios para cumplir con el objetivo antes indicado. Los estudios se
realizaran con un programa computacional de anélisis de redes de potencia con la capacidad de
simular flujo de cargas, estabilidad transitoria, estabilidad dindmica y de pequena senal,
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Articulo 30: Los estudios de seguridad operativa tendran los siguientes objetivos particulares:

estabilidad de voltaje y analisis de corto circuito.

a) Estudios de operacion estatica

i. Flujos de Potencia: Verificacion de limites de transmision y perfiles de
tension

b) Analisis de contingencias
i. Determinacion de acciones de control preventivo y correctivo
ii. Verificacion de riesgos de salida en casada
c) Analisis de Fallas simétricas y asimétricas
i. Verificacion de la capacidad de interrupcion
d) Estudios de operacion dinamica (Estabilidad)
i. Estabilidad transitoria
1. Analisis del funcionamiento transitorio ante fallas de alta severidad

2. Evaluacion del comportamiento dinamico ante maniobras o fallas
simples

ii. Estabilidad oscilatoria
iii. Estabilidad de frecuencia

1. Verificacion de niveles de reserva y corte por sub-frecuencia
iv. Estabilidad de tension

Articulo 31: El programa de anélisis de redes de potencia deberan permitir una representacion
adecuada de por lo menos:

a) La redes de transmisién que forman parte del SIN y todos sus componentes.
b) Las unidades generadoras con sus controles.
c) Los lazos de control de regulacion secundaria de frecuencia.
d) Los efectos de los estabilizadores de potencia.
e) Las cargas de los usuarios.
f) Los sistemas de protecciones.
Articulo 32: Los estudios eléctricos de seguridad operativa tendran las siguientes caracteristicas:

a) Deberan permitir verificar el cumplimiento de los Criterios de Calidad, Seguridad
y Desempeno (CCSD) del SIN. Los (CCSD) estableceran los limites operativos
dentro de los cuales se enmarca el funcionamiento del sistema eléctrico tanto en
estado normal (condicion N) como en condiciones de indisponibilidad de algin
componente del sistema de transmision (condicion N-1);

b) Seran realizados empleando la BDD definida en esta Norma Técnica
Articulo 33: Los estudios de seguridad operativa a realizar incluyen:

a) Estudios de flujo de carga.

Elaboracién de Normas Técnicas de Planificacion de la Expansion de la Red de Transmision y Plan
Indicativo de la Expansion de la Generacion y de las Interconexiones Internacionales 19



b) Analisis de estabilidad transitoria y dindmica.

c)

Analisis de fallas (corto circuito).

d) Transitorios electromecanicos.

e)
Nz,

° Anélisis de pequena sefal (analisis modal).
o Transitorios electromagnéticos.
° Coordinacion de protecciones.

Estudios de confiabilidad del sistema.

Otros analisis que a criterio del ODS sean necesarios.

Articulo 34: Los estudios de seguridad operativa, dependiendo de su naturaleza, deberan tener en

cuenta:
a)
b)
c)

d)

e)

El prondstico de la generacién y la demanda en cada nodo.
Las curvas tipicas de las demandas horarias.
Las caracteristicas técnicas de las instalaciones del SIN.

Las caracteristicas técnicas de las instalaciones de los Agentes, cuya operacion
afecten el comportamiento del SIN.

Los indicadores de calidad del SIN: disponibilidad histérica, modos de falla, tasas
de falla y reparacion, etc.

Articulo 35: EI ODS definira escenarios de simulacion que permitan evaluar el funcionamiento del
sistema de transmision en condiciones de maxima exigencia. Los escenarios estaran clasificados
por maxima, media y minima demanda, diferenciando a su vez las épocas seca y lluviosa.

Articulo 36: Los resultados de los analisis que realice el ODS como parte de los estudios de
seguridad operativa, segln corresponda al tipo de estudio, incluiran:

a)

b)

c)
d)

e)

Recomendaciones para modificar fechas de entrada de proyectos identificados
como convenientes en los estudios previos.

Nuevos Circuitos / Transformadores requeridos para dar cumplimiento a los
CCSD establecidos para el SIN.

Necesidades de compensacion reactiva en el SIN.

Fechas de Entrada en operacion de los refuerzos adicionales requeridos para el
Sistema de Transmision.

Costos de Inversion (Millones USD) asociados con las obras indicadas en los
puntos anteriores.

Articulo 37: En forma complementaria el ODS debera presentar los siguientes resultados:

a)

b)
c)

d)

Perfiles esperados del voltaje en las barras del sistema de transmision, en
condiciones normales y en estados de emergencia.

La estabilidad del SIN ante grandes y pequenas perturbaciones.
Niveles de falla en los nodos de la SIN.

Tiempos criticos de despeje de fallas en el SIN.
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f) Esquemas de desconexion de carga por baja frecuencia y bajo voltaje.

e) Coordinacion de protecciones y medidas suplementarias.

g8) Reservas para regulacion primaria y secundaria de la frecuencia.
h) Recomendaciones sobre otros servicios complementarios.

i) Los limites de transferencias entre las areas de control.

j)  Restricciones eléctricas y operativas en el SIN.

k) Estudios de confiabilidad.

Articulo 38: Criterios de Criterios de Calidad, Seguridad y Desempefio (CCSD). Los estudios de
seguridad operativa deberan cumplir con los siguientes criterios de operacion:

a) Criterios para red en condicion N:
i. Voltajes dentro de +5% del valor nominal
ii. Carga lineas/transformadores hasta 100% del RATE A (limite permanente)
b) Criterios para red en condicion N-1:
i. Voltajes dentro de £10% del valor nominal
ii. Carga lineas/transformadores hasta 100% del RATE C (limite emergencia)
iii. No debe haber Energia No Servida
c) Contingencias evaluadas
i. Salida simple de circuitos de 230 kV, 115/138 kV, 69 kV
ii. Salida de unidades generadoras importantes
d) Elementos monitoreados:
i. Barras
ii. Lineas de transmision
iii. Transformadores

iv. Equipos comprendidos entre 69 kV - 230 kV
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TITULO Nl RESULTADOS,

CAPITULO I. PLAN DE EXPANSION DE LA RED DE TRANSMISION

Articulo 39: EI ODS emitira un documento final en donde se presenten los estudios realizados para
determinar el Plan de Expansion de la Transmisién con el siguiente contenido minimo:

e Resumen Ejecutivo.

e Introduccion: Descripcion del contenido del informe, sus objetivos, su estructura, con una
breve descripcion del sistema de transmision y los criterios generales aplicados para su
confeccion.

e Diagnostico de la condicion actual y para los proximos tres afos del Sistema de
Transmision.

e Modificaciones propuestas a la presente Norma Técnica que a criterio del ODS sean
conveniente tomar en cuenta con sus correspondientes justificaciones.

e Datos utilizados en el proceso de planificacion, indicando origen de los datos. En el caso
de ser datos estimados por el ODS deberd incluir las referencias utilizadas para la
estimacion de los datos.

e Plan de Expansion de la Transmision

e Ampliaciones menores del Sistema de Transmision que se deberian realizar para mejorar
la eficiencia y la calidad de servicio del Sistema de Transmision.

¢ Coordinacion de las expansiones del Sistema de Transmision con las ampliaciones que
realicen las Empresas Distribuidoras y Consumidores Calificados.

* Requerimiento de Ampliaciones Adicionales por parte de los Agentes.

¢ Plan de reposicion de los activos existentes, definido como las renovaciones y mejoras a
los bienes e instalaciones que estdn en explotacion, si suponen un aumento de la
capacidad de transmision o inciden en alargar la vida atil de los activos.

e Los criterios y rangos bajo los cuales se mantienen validos los resultados del Plan de
Expansion de la Transmision.

e Resultados de los estudios de seguridad operativa.

¢ Conclusiones Relevantes. Andlisis de Riesgos. Aspectos criticos que condicionan la
optimalidad del plan de expansion propuesto.

Articulo 40: El diagnéstico de las condiciones de funcionamiento eléctrico y del desempefio del
Sistema de Transmision actual y para los préximos 3 afios debera indicar los niveles de
tension en barras, nivel de carga de los componentes, situaciones de congestién y nivel de
confiabilidad en barras del Sistema Principal de Transmision.

Articulo 41: Como parte del Plan de Expansién de la Transmision el ODS debera indicar las obras
del Plan de Expansion de corto plazo (proximos dos anos) y las que se requieren en el
mediano/largo plazo (hasta el ano diez). Para las obras requeridas en el corto plazo debera indicar
claramente los motivos técnicos / econémicos que justifican las mismas.

Articulo 42: EI ODS debe incluir un detalle de los costos de inversion asociados con el Plan de
Expansion de la Transmision. Debera ademas indicar el cronograma estimado de desembolsos
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requeridos para realizar las obras incluidas en el Plan de Expansion de la Transmision.

Articulo 43: El ODS debe identificar para cada ampliacion del sistema de transmision incluida en
el Plan de Expansion de la Transmision los agentes que se consideran beneficiarios de las mismas.

Se considera que un agente es beneficiario de una ampliacion del Sistema de Transmisién cuando
se cumplen con alguna de las siguientes condiciones:

a) Agentes Consumidores:
o Se mejora la calidad del abastecimiento del agente consumidor.
o Se puede abastecer su demanda sin limitaciones en condiciones operativas
normales (sin contingencias).
o El costo de abastecimiento de la demanda, asumiendo que compra todo su
requerimiento de energia en el mercado spot, se reduce por efecto de menores
costos de pérdidas y de congestion en el sistema de transmision.

b) Agentes Generadores:
o El despacho econdmico de generacidn resulta sin restricciones que limiten la
produccion del generador.
o Se incrementan sus ingresos por venta de su produccion en el mercado spot por
menores costos de pérdidas y de congestion en el sistema de transmision.

Articulo 44: El beneficio que obtiene un agente generador de una ampliacion del Sistema de
Transmision de Corto Plazo no podra ser dependiente sensiblemente de la instalacion de una
nueva unidad de generacion cuya construccion no haya comenzado.

Articulo 45: EI ODS debera incluir en el informe un analisis de riesgos adecuadamente
fundamentado. Los resultados del analisis de riesgos deberan ser considerados como un elemento
de juicio adicional para la seleccion final de la alternativa mas conveniente del plan de expansion.

Articulo 46: El Plan de Expansion de la Transmision debera incluir una evaluacion econémica social
de tal manera de verificar su impacto sobre la sociedad y de brindar elementos de juicio en el
ambito gubernamental con relacion a la aplicacion de la politica energética y de la regulacion
vigente en el Mercado Eléctrico Mayorista.

Articulo 47: EI ODS debera incluir como parte del Plan de Expansion de la Transmision propuesto
una evaluacion del impacto tarifario sobre los agentes del mercado incluyendo una estimacion de
la afectacion a los usuarios del sistema de transmision.

CAPITULO IIl. APROBACION Y PUBLICACION

Articulo 48: EI ODS realizara una consulta publica para evaluar el Plan de Expansion de la
Transmision en general y las modificaciones tarifarias previstas resultantes de las ampliaciones de
Transmision a ejecutar, incorporadas en el Plan de Expansién de Corto Plazo, el Plan de Reposicion
de corto plazo de los Activos Existentes y del Plan de Expansion de largo Plazo.

Articulo 49: Sobre la base del resultado de la consulta publica y de los estudios realizados por el
0ODS conforme se detallan en la presente Norma Técnica, la CREE analizara el Plan de Expansion
de la Transmision propuesto por el ODS, y las observaciones recibidas de los usuarios como parte
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de la consulta publica. De ser necesario, solicitara al ODS las modificaciones requeridas, previo a
su aprobacion.

Articulo 50: La CREE debera analizar, evaluar y calificar el Plan de Expansion del Sistema de
Transmisién propuesto por el ODS bajo los siguientes criterios:

¢ Desaprobado: Cuando no cumple con los requerimientos establecidos en la presente
Norma Técnica y otras regulaciones vigentes.

» Con observaciones: que deberan ser subsanadas por el ODS para su aprobacion por parte
de la CREE.

e Aprobado: cuando no existan observaciones y cumple con los requerimientos establecidos
en la presente Norma Técnica y otras regulaciones vigentes.

En el caso de que el Plan de Expansién de la Transmision propuesto por el ODS resulte
Desaprobado por la CREE debera proceder con las instrucciones requeridas para determinar un
nuevo Plan de Expansidn a la brevedad posible, siendo en tal caso el ODS pasible de las sanciones
que oportunamente establezca la CREE en cumplimiento de lo establecido al respecto en la LGIE,
Articulo 26. Infracciones y Sanciones.

Articulo 51: La aprobacion por parte de la CREE de las Ampliaciones de Transmision a ejecutar
incorporadas en el Plan de Expansion de Transmision de Corto Plazo y la Reposicion de
instalaciones a ejecutar incluira el monto presupuestado y el plazo de ejecucion a partir del cual la
obra se considerara en servicio, asumiendo la Empresa de Transmision todas las consecuencias
derivadas de su indisponibilidad.
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ELABORACION DE NORMAS TECNICAS DE
PLANIFICACION DE LA EXPANSION DE LA RED DE
TRANSMISION Y PLAN INDICATIVO DE LA
EXPANSION DE LA GENERACION Y DE LAS
INTERCONEXIONES INTERNACIONALES

DETERMINACION DE LA TASA DE DESCUENTO PARA LA
ACTIVIDAD DE GENERACION Y TRANSMISION DE ENERGIA
ELECTRICA EN PAISES DE CENTROAMERICA

INFORME DE AVANCE #3

SECCION I: INTRODUCCION

1. OBJETO

El presente informe documenta las tareas realizadas por Mercados Energéticos Consultores (ME)
de Argentina para el Gobierno de la Replblica de Honduras y la Comision Reguladora de Energia
Eléctrica (CREE) de Honduras en cumplimiento del Contrato No. CREE-01-2018. Los trabajos de
consultoria se iniciaron el 22 de marzo de 2018, conforme a la Orden de Inicio recibida.

Este documento corresponde a la Determinacion de la Tasa de Descuento en base a la cual se
determinan los costos anuales de inversion correspondientes a inversiones en generacion y
transmisién en los paises de Centroamérica.

Dicha Tasa de Descuento (Costo de Capital) se calcula en primer lugar a traves del modelo CAPM
(Capital Asset Pricing Model), el cual permite determinar el costo del capital propio, esto es, el
rendimiento solicitado por los accionistas; y efectuar la comparacion del caso bajo analisis con
empresas que pertenecen a la misma industria y desarrollan actividades en condiciones similares
de riesgo.

Por otra parte, y considerando que tanto la actividad de generacion como la de transmision se
suelen financiar con capital propio y con endeudamiento, se estima la tasa de retorno total
mediante el modelo WACC (Weighted Average Cost Of Capital). Dicho método adiciona al costo
del capital propio, previamente calculado por CAPM, el costo marginal de endeudamiento, y
pondera ambos componentes en funcion del endeudamiento 6ptimo para la actividad.

Ademas de esta introduccion, el informe se encuentra estructurado de la siguiente forma: en el
Punto 2 se detalla la metodologia del modelo de CAPM y WACC.

En el Punto 3 se presentan las fuentes consideradas para la determinacion del CAPM, mientras
que en el Punto 4 se exhiben los resultados alcanzados.

En el Punto 5 se calcula el costo de endeudamiento a partir de capitales de terceros.
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En el Punto 6 se realiza un analisis de la estructura de capital considerada para la ponderacion
de la tasa WACC.

Enlos Puntos 7 y 8 presentan los resultados alcanzados en términos nominales y reales del costo
promedio del capital para América Central.

Finalmente, en el Punto 9 se presentan las conclusiones relevantes del estudio.

2. DESARROLLO METODOLOGICO

El modelo CAPM, utilizado en el presente estudio para determinar el costo esperado del capital
propio, calcula la tasa de retorno como la suma de la tasa libre de riesgo para el pais donde la
empresa desarrolla la actividad, mas el producto del riesgo sistematico de la actividad
desarrollada (generacion o transmision eléctrica) y del premio por riesgo del mercado. Este tltimo,
corresponde a la diferencia entre la rentabilidad de una cartera diversificada de inversiones y la
tasa libre de riesgo.

Existen dos tipos basicos de inversiones de las que se ocupa el modelo: un valor libre de riesgo
cuyo rendimiento durante el periodo de retencion se conoce con certeza; y un portafolio de
acciones comunes, compuesto por todos los valores disponibles en manos del publico,
ponderadas de acuerdo con sus valores de mercado.

La idea principal detras del CAPM es que, dado que el inversionista es averso al riesgo, existe una
relacion de equilibrio entre el riesgo y el rendimiento esperado. En el equilibrio del mercado, se
espera que una determinada inversion proporcione un rendimiento proporcional a su riesgo
sistematico’. Mientras mayor sea el riesgo sistematico, mayor debera ser el rendimiento que los
inversionistas esperaran de ese valor. El modelo asume que existe una tasa libre de riesgo que
puede ser ganada en una inversion hipotética cuyo retorno no varia periodo a periodo. Entonces,
una inversion con riesgo, deberd proveer al inversor un premio por dicho riesgo, adicional a la
tasa libre de riesgo. En este marco, el tamafio de ese premio por riesgo es proporcional al riesgo
sistematico que ha tomado el inversor.

EI CAPM usa el término beta para referirse a esta asociacion, implicita en el concepto de riesgo
sistematico, entre el retorno de una determinada inversion con el retorno del mercado en su
conjunto.

Por otro lado, el riesgo no sistematico resulta la otra porcion del riesgo total que puede evitarse
diversificando la cartera, y, por lo tanto, dado que depende del inversionista, no debera ser
premiado.

Entonces, el modelo postula que el rendimiento esperado de una inversién debera estar
relacionado con su grado de riesgo sistematico, no con su riesgo total, dado que en definitiva es
el que le importa a un inversionista que posee un portafolio bien diversificado.

La variante mas usada de modelo CAPM para estimar el costo del capital propio descansa sobre

! Riesgo que no se puede evitar mediante la diversificacion: factores externos y macroeconomicos diversos
que afectan el funcionamiento de todas las empresas por igual.
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el supuesto de que los mercados de capitales estan completamente segregados. Por lo tanto, los
insumos usados para estimar el CAPM estan basados en los mercados locales en vez de los
mercados globales. Este abordaje es discutible, en especial cuando las economias son pequenas
e integradas con los mercados globales. En este contexto, para el caso de la actividad de
generacion y transmision eléctrica en América Central se opté por aplicar un modelo global de
CAPM. Considerando que se trata de paises emergentes, los inversores consideran otras
variables al momento de tomar una decision de inversion, como el ambiente politico y financiero,
la estabilidad econdmica, la seguridad juridica, etc. Para reflejar el riesgo que implica invertir en
una economia donde influyen estas variables se adiciona un término de spread que intenta
reflejar el mayor retorno que solicita un inversionista por invertir en una economia emergente. La
estimacion de este riesgo local se explicara mas adelante en este informe.

En el esquema CAPM global, la tasa de retorno basada en los conceptos antes indicados, se
calcula mediante la siguiente expresion:

Tg =Tp+ 1+ By X (g — 7F) (1)
Dénde:
re es la tasa de retorno o costo de oportunidad del capital propio.
rees la tasa de retorno de un activo libre de riesgo.
r.es la tasa adicional de riesgo por contexto del pais receptor de la inversion.
fes el riesgo sistematico de la industria en cuestion.
rves el retorno de una cartera diversificada.

En términos simplificados, la ecuacion (1) expresa que el rendimiento esperado de un valor con
riesgo es una combinacion de la tasa libre de riesgo mas una prima por el riesgo. El paréntesis
(rm- rr) es el premio de mercado o por riesgo. En otras palabras, es el rendimiento en exceso, esto
es, el rendimiento esperado menos el rendimiento libre de riesgo. Esta prima por el riesgo es
necesaria para inducir a los inversionistas aversos al riesgo a que compren un valor con riesgo.

El WACC, por su parte, resulta del promedio ponderado del costo de la deuda mas la tasa de
rentabilidad de las acciones o capital propio. La estructura del WACC es la siguiente:

WACC = X1p X (1—1t) + xry  (2)

D+E D+E
Donde:
WACC es la tasa de rentabilidad (nominal después de impuestos)
Des el nivel de endeudamiento de mediano y largo plazo.
E'es el Patrimonio Neto
rpes la tasa marginal de endeudamiento.
rres la tasa de retorno o costo de oportunidad del capital propio.

t es la tasa impositiva (alicuota del Impuesto sobre la Renta).

El criterio adoptado en el presente informe consiste en la optimizacion de la utilizacion de
financiamiento externo y el impacto del mismo en los costos empresarios, por lo cual se procedera
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a calcular la tasa de rentabilidad como promedio de las fuentes de capital, estimado por el WACC.

3. DETERMINACION DE LOS PARAMETROS

En los paises de América Central el mercado accionario no posee gran dinamismo en materia de
transacciones de empresas eléctricas. Por ello, el mercado accionario carece de una historia lo
suficientemente extensa como para poder ofrecer rendimientos historicos de los titulos con
suficiente confiabilidad.

Por esta razon se prioriza el uso de estadisticas internacionales para determinar el premio por
riesgo y el riesgo de la actividad de transporte de energia eléctrica. Esta es una practica usual en
los calculos regulatorios de los paises con mercados de capitales no suficientemente
desarrollados.

3.1. Tasa Libre de Riesgo

En general, para determinar la tasa libre de riesgo se utilizan los rendimientos de instrumentos
soberanos emitidos por paises con baja probabilidad de cesacion de pagos y minimo riesgo de
insolvencia. En este sentido, el rendimiento nominal de un bono del tesoro de Estados Unidos
suele ser la opcion mas cominmente utilizada en los paises que utilizan el dolar estadounidense
como moneda, directa o indirectamente, en su funcion de reserva de valor.

Tedricamente, el rendimiento de las letras del Tesoro (US T-bills) a 90 dias se encuentra libre de
riesgo de cesacion de pagos. Pero su tasa fluctlia mucho, por lo que la estimacién del rendimiento
del capital propio resultaria muy volatil y poco confiable. Por otro lado, el rendimiento de los bonos
de largo plazo del Tesoro de Estados Unidos (US T-bonds) se aproxima mas al rendimiento de las
acciones y es mas estable. Para inversores con un horizonte de largo plazo (como en el caso de
las inversiones en el sector de energia), este tipo de bonos es una referencia de tasa libre de
riesgo, y es lo mas utilizado en la practica.

En cuanto a los valores del bono gue se utilizan, dado que el CAPM es un método forward looking,
puede considerarse que el valor spot es la mejor valuacién para utilizar en la estimacion, ya que
se descuentan las expectativas de todos los agentes. Sin embargo la volatilidad de las
expectativas de los agentes puede llevar a ciertas distorsiones, por lo que en la practica se suelen
utilizar promedios, evitandose asi las crisis ciclicas propias de los mercados financieros. Dado
que tanto la actividad de generacion como la de transmision de energia eléctrica se caracterizan
por ser un emprendimiento de largo plazo, la utilizacion de promedios puede ser mas
representativa de esa realidad. El rendimiento promedio de un periodo extenso proporcionaria asi
una base estadistica mas amplia, ya que se atenta cualquier situacion coyuntural que distorsione
temporalmente los rendimientos.

En el presente calculo se utiliza como tasa libre de riesgo la media aritmética de los promedios
mensuales del rendimiento del bono del tesoro de Estados Unidos a 30 anos (UST-30). Se tomé
el periodo agosto 2013 - julio 2018, el cual dio como resultado 3,01%.

Cabe mencionar que se utiliza la tasa de rendimiento nominal como base para la estimacion de
la tasa libre de riesgo nominal, ajustandose luego a términos reales una vez calculada la tasa
promedio ponderada total nominal (ver capitulo 8) . Se prefiere el uso de la tasa nominal porque
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guarda consistencia con el calculo de otros componentes de la tasa total, los que inevitablemente
son nominales (por ejemplo, para estimar la prima de riesgo de mercado se necesita la tasa libre
de riesgo en forma nominal, pues los rendimientos del mercado de acciones estan expresados
en forma nominal).

3.2. Determinacion de la Prima por Riesgo Pais

Al estimar el costo del capital en un pais emergente, resulta necesario aplicar un adicional por
riesgo local. Esto se debe a que las inversiones en este tipo de economias suelen ser mas
riesgosas que en economias mas desarrolladas y estables economicamente. Los mercados
emergentes estan sujetos a fluctuaciones especificas del mercado doméstico y de variables de
indole politico-institucional, economica y regulatoria que inciden sobre los proyectos de inversion,
lo gue lleva a considerar una prima por el riesgo adicional que podrian causar estos factores.

De esta manera, los factores econdmicos, financieros y politico-institucionales que intervienen en
la determinacion de la prima por riesgo pais son, en su mayoria, dificiles de cuantificar. El riesgo
politico-institucional es probablemente el menos cuantificable y se refiere al riesgo de exposicion
inherente al contexto politico en que se desarrolla la actividad. Los factores que afectan esta
variable son la amenaza de guerra, la inestabilidad social, las transferencias desordenadas de
poder politico, la violencia politica, las disputas internacionales, los cambios de régimen y la
volatilidad institucional. También pueden considerarse la calidad profesional del aparato
burocratico, la transparencia y justicia del sistema politico, los niveles de corrupcion y la
criminalidad.

Debido a esta dificultad en la cuantificacion de las variables que determinan el riesgo pais, se
utilizan una serie de métodos diferentes para estimar su valor. El mas difundido actualmente es
el modelo de spread por riesgo pais (country spread model), que consiste en calcular un spread
especifico por pais y agregarlo al costo del capital, que se estima utilizando datos del mercado
financiero de Estados Unidos. Mas especificamente, este spread es la brecha entre el
rendimiento de un bono soberano local (lo suficientemente representativo) y el rendimiento del
Bono del Tesoro de Estados Unidos utilizado para estimar la tasa libre de riesgo.

Otra forma de determinar esta prima por el riesgo sistematico del pais es mediante la utilizacion
de un indicador denominado EMBI + Pais (Emerging Market Bond Index Plus) que mide la
evolucion de los bonos de un pais y representa la sobretasa que paga un pais determinado por
endeudarse en el mercado externo sobre el rendimiento de bonos del Tesoro de Estados Unidos.
Este indicador, estimado por JP Morgan, es de amplia utilizacion y reconocimiento en el ambito
de las finanzas; y esta compuesto por una canasta de bonos nominados en dolares de los Estados
Unidos, de distinta vida promedio.

En el caso de los paises latinoamericanos, el riesgo pais es una variable de elevada volatilidad,
que fluctia entre valores extremos en un mismo pais en cortos periodos de tiempo. En un
contexto macroeconémico estable, el spread tiende a reducirse, mientras que durante un periodo
en el que el ciclo econdémico o politico no es favorable, se incrementa.

Dado que JP Morgan no realiza el calculo del EMBI+ para la totalidad de los paises de América
Central, se opto por tomar los spreads de riesgo pais estimados por Damodaran para cada uno
de ellos de acuerdo a su calificacion crediticia. Los resultados para cada uno de los paises de la
region se presentan a continuacion:

Elaboracion de Normas Técnicas de Planificacion de la Expansion de la Red de Transmisién y Plan Indicativo

de la Expansion de la Generacién y de las Interconexiones Internacionales 7



Tabla 1 - Prima por Riesgo Pais

Costa Rica El Salvador Guatemala Honduras Nicaragua Panama

Ba2 B3 Bal Bl B2 Baa2
3.46% 7.50% 2.88% 5.19% 6.34% 2.19% |

Fuente: Damodaran, http://pages.stern.nyu.edu/~adamodar/

Para el caso particular de El Salvador, si bien la fuente Damodaran? utiliza como base una
calificacion Caal, se tomé su valor como si fuese de una calificacion B3, siguiendo los
comentarios del Informe Riesgo Pais - Il Trimestre 2018 - Secretaria Ejecutiva del Consejo
Monetario Centroamericano.

3.3. Riesgo Sistematico de la Industria

La metodologia CAPM utiliza el término beta para referirse a la asociacion entre el retorno de una
determinada inversion con el retorno del mercado en su conjunto. Beta es la medida de riesgo
sistematico de una accion o una cartera en comparacion con el mercado.

Para estimar el beta de una empresa se deben medir los cambios que ha experimentado el precio
de la accion con respecto a los movimientos del mercado global de acciones. Hay numerosas
empresas de reconocido prestigio internacional que realizan este tipo de analisis. Entre las mas
importantes pueden citarse Merrill Lynch, Ibbotson Associates, Value Line, Bloomberg, Standard
& Poor s y Compustat entre otras. Tipicamente, beta es estimado econométricamente utilizando
modelos de regresion. Esto es, el rendimiento en exceso de una accion individual se regresa en
el tiempo contra el rendimiento en exceso de un portafolio de mercado (el rendimiento en exceso
es, en este caso, igual al retorno total menos la tasa libre de riesgo para el periodo en cuestion).
La pendiente de la ecuacion de regresion es el beta, que expresa la sensibilidad del rendimiento
en exceso del valor del portafolio del mercado. Si la inclinacion de la recta dada por la ecuacion
es uno, significa que los rendimientos en exceso para la accion varian proporcionalmente con los
rendimientos en exceso del portafolio de mercado (la accion tiene el mismo riesgo sistematico
que el mercado como un todo).

Nuevamente, debido a la corta historia que posee el mercado accionario local, el calculo del
riesgo sistematico o ‘beta’ (f) se ha realizado considerando estadisticas internacionales
correspondientes al mercado de Estados Unidos. A partir de las mismas, para poder aplicarlas al
caso local se debe en primer lugar desapalancar el beta (usando la tasa impositiva de ganancias
del mercado estadounidense y el nivel de endeudamiento promedio de las empresas utilizadas
como referencia) y posteriormente volver a calcular el beta ajustado por el apalancamiento
empresario propuesto y la alicuota impositiva del pais en cuestion.

El beta sin apalancamiento se calcula usando la ecuacion de Hamada:

_ Be
14+ (1-10)x (D/E)

Pu 3

? Informacion disponible en la pagina web del profesor Aswath Damodaran de la New York University:
http://pages.stern.nyu.edu/~adamodar/. En el sitio, se incluye informacién actualizada para el calculo del
costo de capital, entre otra, que el profesor releva de distintas fuentes de informacion.
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Donde:
[u es el Beta del activo o desapalancada
[res el Beta del patrimonio o apalancada
D es el nivel de endeudamiento de mediano/largo plazo
E es el Patrimonio Neto
t es la tasa de impuestos (Impuestos a la renta)

La importancia de la ecuacion (3) radica en que permite separar el riesgo del negocio, imbuido
en el beta desapalancando (fu), del beta apalancando (£, el cual contiene el riesgo financiero
de la estructura de capital. El Sz crece en forma lineal con la estructura de deuda.

En el presente estudio se tomd como referencia a los coeficientes beta desapalancados
estimados por Damodaran’® para la industria de generacion (power) y para utilities de transmision
y distribucion (utilities general) de los Estados Unidos, durante los tltimos cinco anos. Se calculd,
para cada actividad, el promedio aritmético de dichos coeficientes durante el periodo 2014 -
2018. Los valores se presentan en la tabla a continuacion:

Tabla 2 - Riesgo Sistematico de la Industria

BETA Generacion Transmision

valor Apaléncado 1

Valor Desapalancado

Fuente: Damodaran, http://pages.stern.nyu.edu/~adamodar/

Para el calculo de los coeficientes beta del patrimonio ajustado por el apalancamiento asociado
a empresas, se considerd la tasa impositiva sobre la renta correspondiente a cada pais* y una

estructura de capital 6ptima (D/(D+E)) de 43.3% para generacion y de 40.2% para

transmision (ver capitulo 6).

3.4. Premio por Riesgo

El premio por riesgo es el adicional que exige un inversor averso al riesgo por invertir en un activo
riesgoso en lugar de en un activo libre de riesgo. Es importante recordar que este premio por
riesgo viene ponderado por el beta y esta relacionado positivamente, mediante la ecuacion del
CAPM, con la tasa de retorno esperada. De éste modo, si aumenta en una unidad el premio por
riesgo, la tasa de retorno esperada aumenta en beta, es decir, en el parametro que vincula el
exceso de rendimiento esperado de la empresa para la cual se esta calculando la tasa de retorno
y el exceso de rendimiento esperado del mercado.

En general se suelen utilizar promedios de series historicas. En este contexto, el debate se centra

¥ Corresponde a una muestra de 61 empresas generadoras y 18 utilities. Nuevamente, informacién
disponible en el sitio web http://pages.stern.nyu.edu/~adamodar/.

4 La tasa de impuesto sobre la renta es de 30% para Costa Rica, El Salvador y Nicaragua; y de 25% para
Guatemala, Honduras y Panama.
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en dos aspectos: (i) cual es el periodo histdrico que se debe tomar como referencia; y (ii) si
corresponde usar el promedio geométrico o el aritmético.

Con relacion al primer punto, existe consenso en que se debe tomar un periodo lo suficientemente
largo que elimine las anomalias propias del ciclo econémico. El periodo mas largo disponible, con
datos a partir de 1928, es el elegido por los reguladores de Brasil (ANEEL), Colombia (CREG) y
Gran Bretana (OFGEM).

En relacion a la forma de calcular los promedios, el promedio geométrico consiste en la tasa de
retorno compuesta que iguala los valores de inicio y fin. De este modo, refleja mejor los retornos
ocurridos en el pasado. Sin embargo, el promedio aritmético es un estimador insesgado del
parametro, es decir que, en promedio, es igual al verdadero valor que toma el parametro. La
confusién entre los dos criterios estriba en la diferencia entre “expectativas” y “resultados
posibles”. EI CAPM trabaja con expectativas y en ese sentido el criterio mas valido es usar el
promedio aritmético.

En el presente calculo se utilizan promedios aritméticos considerando como fuente de
informacion proveniente del sitio web de Damodaran sobre el mercado norteamericano, que
mide resultados historicos basandose en una cartera sumamente liquida y diversificada como es
el Indice Compuesto de Standard & Poor's 500. La ponderacion de cada accion en el indice
corresponde al precio de bolsa multiplicado por el nimero de acciones en circulacion. Damodaran
estima el premio por riesgo como la diferencia entre el retorno total del indice y el rendimiento
del bono UST-10.

De esta forma, el premio por riesgo para el periodo considerado, que abarca desde 1928 hasta
2017, resulta igual a 6.38%.

4. RETORNO SOBRE EL CAPITAL PROPIO

De acuerdo a las consideraciones realizadas, la tabla debajo presenta el rendimiento requerido
para el capital propio en términos nominales después de impuestos para cada uno de los paises
de América Central y las actividades de generacidn y transmision eléctrica.

aboracién de Normas Técnicas de Planificacion de la Expansion de la Red de Transmision y Plan Indicativo

de la Expansion de la Generacion vy de las Interconexiones Internacionales 10
t J



Tabla 3 - Retorno sobre el Capital Propio: Generacién

GENERACION FORMULA . Guatemala | Honduras | Nicaragua | Panama

Salvador
Tiekilve iy e . 3.01% | 3.01% | 301% | 301% | 3.01% | 3.01%
Riesgo
ARSI oy n - 3.46% | 7.50% | 2.88% | 519% | 634% | 2.19%
riesgo local
Beta sin
apulcamisnto Busa uni - 0.51 0.51 0.51 0.51 0.51 0.51
Beta ajustado por A I EERER T 0.78 078 0.78 0.78 0.78
apalancamiento
Premio por riesgo Pwm Im—Te 6.38% 6.38% 6.38% 6.38% 6.38% 6.38%
Costo Nominal del
Capital Propio -
S e re reer+BL*pm 11.43% | 15.47% | 10.98% | 13.28% | 14.32% | 10.29%
impuestos, en USD

Tabla 4 - Retorno sobre el Capital Propio: Transmision

El
Salvador

Costa
Rica

TRANSMISION FORMULA Panamé

Guatemala | Honduras | Nicaragua

Tasa Libre de
Riesgo
Adicional por
riesgo local
Beta sin
apalancamiento

Beta ajustado por
apalancamiento

Premio por riesgo Pm fom—Te 6.38% 6.38% 6.38% 6.38% 6.38% 6.38%
Costo Nominal del

Busa un*[1+(1-t)*D/E]

Capital Propio
después de
impuestos, en USD

re retn B pm 10.01% | 14.05% 9.51% 11.82% 12.89% 8.82%

5. COSTO DE DEUDA

Como ya ha sido mencionado, el costo de capital promedio considera tanto el costo de capital
propio, como el costo de deuda.

Mientras el primero fue calculado en el apartado anterior y depende de factores propios de la
actividad que desarrolla la empresa, el costo de la deuda, por su parte, es el retorno que los
poseedores de deuda de la firma demandan al realizar nuevos préstamos. Al contrario del costo
del capital propio, este puede ser directa o indirectamente observable en los mercados
financieros.

Para el caso del modelo de CAPM, el costo de la deuda se define como la tasa de interés a la cual
la firma puede incrementar su deuda (costo marginal de la deuda). Esta tasa varia en funcion del
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riesgo de cesacion de pagos de la empresa.

Segln este método, el costo marginal de endeudamiento se estima a partir de la siguiente
expresion:

vy =1 +1, +SS (4)
Dénde:
rq¢ es la tasa marginal de endeudamiento.
rres la tasa de retorno de un activo libre de riesgo.
r.es la tasa adicional de riesgo por contexto del pais receptor de la inversion.
SSes el spread adicional en funcion de la calificacion que pueda obtener el negocio.

Por lo tanto, para la estimacion del costo de capital de terceros mediante la utilizacion de un
CAPM de deuda se requiere definir los siguientes parametros:

e Tasa libre de riesgo en moneda de Estados Unidos: en consistencia con la determinacion del
costo de capital propio, se utiliza se utiliza el rendimiento del bono del Tesoro de Estados
Unidos a 30 anos considerando el promedio de los rendimientos mensuales. Se tomo
nuevamente el promedio aritmético del periodo agosto 2013 - julio 2018.

e Adicional por riesgo local: nuevamente se tomé el spread de riesgo pais estimado por
Damodaran para cada uno de los paises de acuerdo a su calificacion crediticia.

e Adicional por riesgo corporativo: en general, para la determinacion de este riesgo, suele
utilizarse el spread entre la tasa de interés de un bono corporativo y la tasa de interés de los
bonos soberanos utilizados para estimar la tasa libre de riesgo, considerando la calificacion
propia de la empresa en cuestion. Para este caso se consider6 el spread correspondiente a
empresas de menor tamano (empresas con capitalizacion menor a 5 mil millones de dolares),
pero tomando en cuenta la calificacion propia de cada pais. Los valores son estimados por
Damodaran en su sitio web.

e Tasadel impuesto a la renta: debido a que la WACC se estima después de impuesto, se debe
evaluar el impacto generado por el pago de intereses. Para ello se utiliza la alicuota de
impuesto a la renta de cada pais.

La tabla a continuacion presenta el costo marginal de endeudamiento considerando la ecuacion
(4) para cada uno de los paises de América Central.
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Tabla 5 - Costo de Deuda

GENERACION / " El g
TRANSMISION FORMULA Costa Rica Salvador Guatemala | Honduras | Nicaragua | Panama

Tasa Libre de Riesgo

Adicional por riesgo
local

Adicional por riesgo
corporativo

Costo Nominal de la
Deuda antes de 14.87%
impuestos

Tasa impositiva t 30% 30% 25% 25% 30% 25%

11.18%

Costo Nominal de la
Deuda después de [IO¥ ra*(1-t) 6.19% | 10.41% | 5.90% 8.38% | 9.04% | 4.85%
impuestos, en USD

6. ESTRUCTURA DE CAPITAL

La definicion de la estructura de capital se basa en el hecho de que, en el mundo real, las
empresas estan permanentemente intentando reducir sus costos de financiacion mediante una
composicion adecuada de capital propio y deudas. Por lo tanto, buscan encontrar el grado ideal
de apalancamiento, dado que el costo del capital de terceros es mas barato que el costo del
capital propio. Sin embargo existe una restriccion por el riesgo de default asociado a los elevados
grados de apalancamiento, por lo cual existe un éptimo en la toma de capital de terceros que esta
basicamente asociado a los riesgos especificos de cada tipo de negocio (mas alla de
caracteristicas coyunturales de los mercados de créditos locales o internacionales).

En general, la literatura financiera no provee una guia cuantitativa sobre cual debe ser un ratio
de deuda optimo, el cual adicionalmente depende de la actividad.

En términos generales existen dos grandes caminos alternativos para determinar la estructura de
capital:

e Benchmarking financiero: esta comparacion puede hacerse sobre el mercado local o
sobre el mercado de Estados Unidos. Una u otra alternativa tiene sus ventajas y
desventajas. Utilizar informacion basada en el mercado de Estados Unidos suele tener
mayor fiabilidad pero, dependiendo de las actividades, podria implicar obtener un
parametro con baja comparabilidad dadas las diferencias existentes entre los dos paises,
como por ejemplo la existencia de condiciones del entorno macroeconémico de los paises
donde las empresas operan que no permita que las mismas puedan posicionarse en los
mismos niveles de apalancamiento.

e Definicion enddgena: constituye un método de despeje del porcentaje de participacion a
partir de la definicion de los niveles de cobertura de intereses de deuda en el flujo de caja
de cada empresa. Este método resulta interesante y financieramente muy consistente y
realista (pues es uno de los indicadores fundamentales que observan las instituciones
financieras para continuar prestando). Sin embargo su utilizacion requiere de una
evaluacion caso por caso, y ademas intervienen variables fuera de la gestion de la
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empresa, como la evolucion de la demanda, que hace que este método genere falsas
precisiones y no compense la complejidad del mismo.

En el presente estudio se optd por estimar la estructura de capital a través de un analisis de
benchmarking de empresas de la industria. La informacion fue obtenida del sitio web de
Damodaran, quien toma una muestra de 61 empresas generadoras y 18 utilities®. La informacion
es consistente con la considerada para estimar el beta, siendo la misma muestra de empresas.
Esto le brinda coherencia interna al calculo.

Tabla 6 - Estructura de Capital

Estructura de Capital Generacion Transmision

Muestra de Empresas

Estructura de Capital
(D/D+E)

[ 8 COSTO PROMEDIO DEL CAPITAL EN TERMINOS NOMINALES

En el presente apartado se exhiben los rendimientos requeridos sobre el capital, en términos
nominales después de impuestos para el caso de una empresa de generacion y/o una de
transmision eléctrica operando en América Central.

Tabla 7 - Costo Promedio del Capital por Pais en Términos Nominales: Generacion

El
Salvador

Costa
Rica

Guatemala | Honduras Panamd

GENERACION FORMULA Nicaragua

Costo Nominal del
Capital Propio
después de
impuestos, en USD
Costo Nominal de la
Deuda después de rd' ra*(1-t) 6.19% | 10.41% 5.90% 8.38% 9.04% 4.85%
impuestos, en USD

reerBU* pm 11.43% | 15.47% 10.98% 13.28% 14.32% | 10.29%

Estructura de
Capital (D/D+E)

Whp D/(D+E) 43.30% | 43.30% 43.30% 43.30% 43.30% | 43.30%

L Lo L TLE T WACC | re*(1-Wp)+rp'*Wp | 9.17% | 13.28% 8.78% 11.16% | 12.03% | 7.94%

5 Correspondiente a la misma muestra de empresas utilizada para la estimacién del beta.
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Tabla 8 - Costo Promedio del Capital por Pais en Términos Nominales: Transmision

TRANSMISION FORMULA £ Guatemala | Honduras | Nicaragua
Salvador

Panama

Costo Nominal del
Capital Propio
después de
impuestos, en USD

reer+Br*pm 10.01% | 14.05% 9.51% 11.82% 12.89% 8.82%

Costo Nominal de la
Deuda después de rd' ra*(1-t) 6.19% | 10.41% 5.90% 8.38% 9.04% 4.85%
impuestos, en USD

Estructura de
Capital (D/D+E)

WACC Nominal WACC | rg*(1-Wp)+rp'*Wp | 8.48% | 12.58% 8.06% 10.44% 11.34% 7.23%

Wop D/(D+E) 40.21% | 40.21% 40.21% 40.21% 40.21% | 40.21%

Para llegar al valor de un proyecto que opere a nivel regional, como podria ser uno de transmision,
se ponderd la WACC de acuerdo a la demanda de energia eléctrica de cada pais (ver ecuacion
debajo).

WACC = Zai «WACC;  (5)

L

Doénde:

WACC; es la tasa de retorno del capital propio Nominal después de impuestos
correspondiente al pais i

Y el coeficiente a; se calcula como:

Demanda Eléctrica;
Q; =
! Demanda Total

(6)

Tabla 9 - Costo Promedio del Capital de América Central en Términos Nominales: Generacion

América
Central

Costa El

Rica Salvador Panama

GENERACION Guatemala | Honduras | Nicaragua

Demanda de Energia 2017
[GWh]
Qi 21.30% 12.70% 20.36% 17.28% 8.45% | 19.91% 100.00%

WACC Nominal 9.17% 13.28% 8.78% 11.16% 12.03% 7.94% 9.95%

51,687

11,007 10,293

Tabla 10 - Costo Promedio del Capital de América Central en Términos Nominales: Transmision

Ameérica
Central

Costa El

Rica Salvador Lo

TRANSMISION Guatemala | Honduras | Nicaragua

Demanda de Energia 2017

[GWh] 10,293

51,687

21.30% 12.70% 20.36% 17.28% 8.45% 19.91% 100.00%
WACC Nominal 8.48% 12.58% 8.06% 10.44% 11.34% 7.23% 9.24%
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8. COSTO PROMEDIO DEL CAPITAL EN TERMINOS REALES

Tal como fue comentado, la tasa previamente obtenida corresponde a una tasa nominal ya que
en su calculo se consideraron rendimientos obtenidos de los mercados financieros, los cuales
descuentan la inflacion esperada de la moneda en los instrumentos que estén nominados.

La tasa nominal se puede utilizar para realizar analisis de rentabilidad si los flujos de fondos
coinciden con el tipo de tasa que se aplica, sin embargo para el calculo de la remuneracion anual
requerida por gastos de capital se requiere una tasa real, pues los costos que se deducen de este
ejercicio son ajustados posteriormente por la inflacion pertinente. De no ser asi se estaria
considerando doblemente la inflacion, generando un costo adicional a los usuarios finales.

Dado que la WACC se calculé en moneda norteamericana, para estimar el costo real del capital
es necesario descontar la inflacion a largo plazo en el mercado de Estados Unidos.

Para ello se considerod el spread entre los bonos del Tesoro de Estados Unidos indexados por
inflacion a 30 anos (TIPS) y los bonos sin indexacion (UST-30). La diferencia existente entre estos
dos tipos de bonos se debe a que el pago por el cupdn y el principal de los TIPS se encuentran
determinados por la inflacion (ajustado por el indice de Precios al Consumo de dicho pais).

Actualmente, considerando la media aritmética de los rendimientos promedio mensuales del
periodo agosto 2013 - julio 2018, la diferencia es de 1.97%, por lo tanto, este valor representa
la inflacion a largo plazo en el mercado de Estados Unidos.

De acuerdo ello, se presenta en las tablas a continuacion el costo promedio del capital en
términos reales, después de impuestos:

Tabla 11 - Costo Promedio del Capital por Pais en Términos Reales: Generacién

El
Salvador

Costa
Rica

GENERACION FORMULA Guatemala | Honduras | Nicaragua | Panama

WACC Nominal re*(1-Wp)+rp'*Wp

Inflacion en
USD largo plazo

WACC Real WACC | (WACC - rtysa)/(1 +rtysa) | 7.05% | 11.09% 6.67% 9.01% 9.86% 5.85%

TusA = 1.97% 1.97% 1.97% 1.97% 1.97% 1.97%

Tabla 12 - Costo Promedio del Capital por Pais en Términos Reales: Transmision

El
Salvador

Costa
Rica

TRANSMISION FORMULA Guatemala | Honduras | Nicaragua | Panama

WACC Nominal re*(1-Wp)+rp'*Wp

Inflacién en
USD largo plazo

WACC Real WACCR | (WACC - mysa)/(1 +mtysa) | 6.38% | 10.41% 5.97% 8.30% 9.19% 5.15%

musa - 1.97% 1.97% 1.97% 1.97% 1.97% ‘ 1.97%

Nuevamente, se calcula el costo promedio de la region a partir del promedio ponderado de la
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demanda de energia eléctrica de cada pais:

Tabla 13 - Costo Promedio del Capital de América Central en Términos Reales: Generacién

Ameérica
Central

Costa El
Rica Salvador

GENERACION Guatemala | Honduras | Nicaragua | Panamd

Demanda de Energia 2017

[GWh] 11,007

10,523 10,293 51,687

21.30% 12.70% 20.36% 17.28% 8.45% 19.91% 100.00%
WACC Real 7.05% 11.09% 6.67% 9.01% 9.86% 5.85% 7.82%

Tabla 14 - Costo Promedio del Capital de América Central en Términos Reales: Transmision

El
Salvador

América

TRANSMISION Central

Guatemala | Honduras | Nicaragua | Panama

Demanda de Energia 2017
[GWh]

ai 21.30% 12.70% 20.36% 17.28% 8.45% 19.91% 100.00%
WACC Real 6.38% 10.41% 5.97% 8.30% 9.19% 5.15% 7.13%

10,293

51,687

9. CONCLUSIONES

El método CAPM/WACC estd tedricamente reconocido y su uso difundido para valorizar
inversiones en el sector eléctrico. La estimacion de los parametros del modelo en mercados
emergentes no es una tarea sencilla y debe recurrirse a los mercados desarrollados para obtener
los valores comparables necesarios. No obstante, existe una vasta experiencia en el uso del
método y el rango de discrecionalidad esta bastante acotado.

El resultado obtenido con la metodologia aplicada indica que la tasa minima esperada de retorno
real antes de impuestos se estima esta en:

e Inversiones en Generacion: 9.01%.
e Inversiones en Transmision: 8.30%.

Estas tasas reflejan las condiciones actuales y esperadas con las que se enfrenta un inversor en
Honduras en el negocio de generacion de energia eléctrica y en inversiones de transmision
respectivamente.

Se recomienda adoptar dichas tasas en la elaboracion del Plan de Expansion Indicativo de la
Generacion y de las Interconexiones Internacionales y en el Plan de Expansion de la transmision.

Elaboracion de Normas Tecnicas de Planificacion de la Expansion de la Red de Transmision y Plan Indicativo
de la Expansion de la Generacion y de las Interconexiones Internacionales F
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