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INTRODUCCION

El Ingreso Maximo Permitido (IMP) para la Empresa de Transmision Eléctrica, S.A. (ETESA)
correspondiente al periodo julio 2017—junio 2021, ha sido calculado de acuerdo al Régimen Tarifario
de Transmisién de Electricidad, que forma parte del Reglamento de Transmision, aprobado mediante
la Resolucion No. JD-5216 del 14 de abril de 2005, sus modificaciones y la propuesta de modificacion
presentada en la Consulta Publica No. 13-17.

El Texto Unico de la Ley No. 6 del 3 de febrero de 1997 que dicta el Marco Regulatorio e Institucional
para la Prestacion del Servicio Publico de Electricidad establece la siguiente regulacion:

El Articulo 91 sefiala que el Régimen Tarifario esta compuesto por reglas relativas a procedimientos,
metodologias, formulas, estructuras, opciones, valores y, en general, a todos los aspectos que
determinan el cobro de las tarifas sujetas a regulacion.

El numeral 1 del Articulo 93 sefiala que la Autoridad Nacional de los Servicios Publicos (ASEP)
definird periddicamente las formulas tarifarias separadas, para los servicios de transmision,
distribucion, venta a clientes regulados y operacion integrada. Ademas, indica que de acuerdo con los
estudios que realice, la ASEP podra establecer topes maximos y minimos tarifarios, de obligatorio
cumplimiento por parte de las empresas y podra definir las metodologias para la determinacion de
tarifas.

El numeral 2 del Articulo 93 establece que para fijar sus tarifas, las empresas de transmision y
distribucion prepararén y presentaran, a la aprobacién de la ASEP, los cuadros tarifarios para cada
area de servicio y categoria de cliente, los cuales deben cefiirse a las formulas, topes y metodologias
establecidas en la normativa.

El Articulo 71 establece que la remuneracion de los servicios de la Empresa de Transmision provienen
de los cargos por el acceso y uso de la red de transmision, por el servicio de operacion integrada, por
los servicios de la red meteoroldgica e hidroldgica, y por los estudios basicos que se pongan a
disposicion de posibles inversionistas.

En el Articulo 95 se establece que las formulas tarifarias tendran una vigencia de cuatro afios.
Excepcionalmente podran modificarse, de oficio o a peticion de una parte, antes del plazo indicado,
cuando sea evidente que se cometieron graves errores en su calculo, que lesionan injustamente los
intereses de los clientes o de la empresa; o que ha habido razones de caso fortuito o fuerza mayor, que
comprometen en forma grave la capacidad financiera de la empresa para continuar prestando el
servicio en las condiciones tarifarias previstas.

El Articulo 96 sefiala que los costos de la Empresa de Transmision, seran cubiertos bajo el supuesto
de eficiencia economica en el desarrollo del plan de expansion y en la gestion de la empresa, lo que
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significa que no se puede trasladar a los clientes los costos de una gestion ineficiente, ademas establece
que se le debe permitir tener una tasa razonable de rentabilidad.

Para que la Empresa de Transmision Eléctrica, S.A. (ETESA), cumpla con la presentacion de un limite
en el ingreso de su actividad de transmision, tal como lo especifica el articulo 93 mencionado
anteriormente, es necesario determinar el “Ingreso Maximo Permitido” que dicha empresa pueda
percibir para cubrir los costos de inversion, administracion, operacion y mantenimiento de la red
nacional de transmisién, asi como los costos del Centro Nacional de Despacho (CND) y los costos
relacionados con la funcion hidrolégica y meteoroldgica.

De acuerdo a la Ley No.6 y al Reglamento de Transmision, se sigue el siguiente procedimiento:

e Se seleccionan empresas comparadoras con el fin de medir la eficiencia en la gestion de la
empresa de transmision tal como lo establece el articulo 96 de la Ley.

e Se definen los parametros comparadores de eficiencia a utilizar a partir de los indicadores de
las empresas comparadoras llamados comparadores.

e Se fijala tasa de rentabilidad para la actividad de transmision vigente para el periodo tarifario
en estudio.

e Se calculan los Ingresos Maximos Permitidos a la Empresa de Transmision Eléctrica, S.A.
(ETESA) para el servicio de transmision y para el servicio de operacion integrada.

Para la actividad del Sistema Principal de Transmision, se desarrolla el célculo del Ingreso Méaximo
Permitido (IMP) de acuerdo a los criterios que se incluyen en la propuesta de modificacién al
Reglamento de Transmision segin fueron definidos en la Consulta Publica No. 13-17 sobre el
Régimen Tarifario de Transmision y los procedimientos tarifarios. Una de las principales
modificaciones introducidas en la normativa sobre el IMP ha sido la separacion entre el ingreso
reconocido por los activos en operacion al inicio del periodo tarifario (IMP Existente) y el ingreso por
los activos que entran en operacion dentro del periodo tarifario (IMP adicional). En particular, el IMP
Existente fija una remuneracion base para la actividad considerando estrictamente a los activos
existentes al 31 de diciembre de 2016 y la Tercera Linea de Transmision Veladero- Llano Sanchez-
Panama la cual entr6 en operacién en el afio 2017. Dentro de este ultimo esquema luego y de manera
posterior (ex — post) se reconoceran en cada Afio Tarifario siguiente las incorporaciones de los activos
por las inversiones que se hayan puesto en operacion por ETESA.

PARTE I - INGRESO MAXIMO PERMITIDO PARA EL SERVICIO DE
TRANSMISION

CAPITULO I: ANALISIS Y PROPUESTA DE LA EMPRESA
COMPARADORA PARA ETESA POR LA ACTIVIDAD DE TRANSMISION
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Uno de los elementos que se utilizan para la determinacion del Ingreso Maximo Permitido (IMP) para
ETESA por es servicio de transmision lo constituye la determinacion de la empresa comparadora a
utilizar.

En la revision tarifaria anterior la empresa comparadora fue la empresa TRANSELEC (Compafiia
Nacional de Transmision Eléctrica de Chile) para la actividad de transmisién de electricidad
propiamente dicha, en consecuencia correspondio, hacer el analisis para determinar si para este
periodo tarifario laempresa comparadora continuaba siendo las misma o si se ameritaba su reemplazo.

1. SELECCION DE LA EMPRESA COMPARADORA

A continuacién se presentan los ratios (comparadores) obtenidos de las posibles empresas
comparadoras consideradas:

e Compafiia Nacional de Transmision Eléctrica (Transelec de Chile- actual comparadora)
e Interconexion Eléctrica S.A. (ISA de Colombia)
e Red de Energia del Perd S.A. (REP)

Las variables utilizadas como comparadores en las revisiones tarifarias anteriores han sido: para la
operacion 'y mantenimiento OMT%M* (OyM/VNR) y para la administracion ADMT%M*
(ADM/VNR). Al respecto no existen elementos de juicio que lleven a modificarlos, por lo que se
propone mantenerlos en la presente Revision Tarifaria.

Del analisis realizado se obtuvieron los siguientes ratios comparadores:

Cuadro N° 1: Resumen de Ratios Comparadores.

Concepto Transelec ISA REP

2013 2014 2014
ADMT%M* (ADM/VNR) 0,79% 0.77% 1,23%
OMT%M?* (OyM/VNR) 1,83% 2.58% 2,35%
AOYM/VNR 2,62% 3.35% 3,59%

Al igual que en la Revision Tarifaria anterior, Transelec muestra el mejor desempefio entre las
empresas analizadas, no habiendo motivos para reemplazarla por otra empresa. En funcién de lo
anterior, se propone considerar a Transelec como empresa comparadora y sus ratios como base para
el calculo del ingreso a reconocer para cubri el costo de operacion y mantenimiento y la administracion
los comparadores a emplear para ETESA.

Adicionalmente, se recomienda incrementar el valor del Comparador de OyM en un 8% para captar
diferencias de las condiciones de salinidad a las que se ven expuestas las instalaciones de ETESA
respecto a las de la empresa comparadora.

En el ANEXO I se incluye un analisis de las empresas comparadoras estudiadas y el analisis de la
Gestion de ETESA
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2. PARAMETROS COMPARADORES SELECCIONADOS
En consecuencia, los comparadores propuestos se presentan en el siguiente cuadro.

Cuadro N° 2: Resumen de Ratios Comparadores.

Comparador Transelec 2013 ETESA
ADMT%M* (ADM/VNR) 0,79% 0.79%
OMT%M* (OyM/VNR) 1,83% 1.97%
AOYM/VNR 2,62% 2.76%

3. CONCLUSIONES

La empresa comparadora para el Servicio de Transmision en la Republica de Panama es la
Compafia Nacional de Transmision Eléctrica TRANSELEC de Chile.

Los parametos ajustados (incrementando el valor del comparador de OyM en un 8%) a utilizar
son OMT%M (1.97%), AMDT%M (0.79 %) para un total de AOYM/VNR (2.76 %).

CAPITULO II: ESTIMACION DE LA TASA DE RENTABILIDAD

La Ley No. 6 del afio 1997 define el analisis que se debe conducir para la determinacion de la tasa de
rentabilidad para la Empresa de Transmision Eléctrica S.A. (en adelante, ETESA), por la cual se dicta
el Marco Regulatorio e Institucional para la prestacion del Servicio Publico de Electricidad. En lo
que se refiere a las tarifas de transmision, el Articulo 96 de dicha Ley expresa que “... los costos
utilizados como base para el calculo de tarifas deben permitir a la Empresa de Transmision tener una
tasa razonable de rentabilidad antes de aplicarse el impuesto sobre la renta sobre el activo fijo invertido
a costo original. Para efectos de este calculo, se define como razonable aquella tasa que no difiera en
mas de dos puntos de la suma de la tasa de interés anual de los bonos de treinta afios del tesoro de los
Estados Unidos de América, mas una prima de siete puntos en concepto del riesgo del negocio de
transmision en el pais. La tasa de interés mencionada se calculara como el promedio de las tasas
efectivas durante los doce meses anteriores a la revision de la formula tarifaria...”.

En funcion de ello, los valores resultantes para establecer los rangos establecidos en la Ley N° 6, se
indican en el siguiente cuadro.

Cuadro N° 3: Limite Inferior y Superior de Referencia segun Ley No. 6 de 1997
Tasa Libre de Riesgo 2,76%

Prima Riesgo Negocio 7,00%
Tasa de Referencia 9,76%

[+
Variacién Permitida 7,76%
11,76%

Fuente: Elaboracion propia en base a US 30 Years Treasury Bonds/Ley N° 6 de 1997
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Adicionalmente, con la finalidad de verificar cual es la tasa en el mercado para una actividad similar
y para determinar cuél sera la tasa a reconocer a ETESA se calcul la tasa promedio ponderada del
costo de capital, utilizando el modelo ampliamente aceptado en la préctica regulatoria panamefia e
internacional conocido como Wheighted Average Cost of Capital (WACC). EI WACC incluye la
determinacion del costo de capital propio (costo del equity) a partir de otro modelo ampliamente
aceptado como es el Capital Asset Pricing Model (CAPM). Con esta metodologia se realizé un
andlisis de sensibilidad considerando diversos criterios.

El WACC se utiliza ya que considera el andlisis del costo de financiamento y del capital propio.

1. TASA DE RENTABILIDAD: DETERMINACION DE SUS
COMPONENTES Y ANALISIS DE SENSIBILIDAD

La Ley N° 6 de 1997 fija un rango dentro del cual puede variar la tasa de retorno sobre capital. Esta
tasa no debe diferir mas de doscientos puntos basicos (200 bp) de la suma de la tasa de interés anual
de los Bonos del Tesoro de los Estados Unidos de América EE.UU. a 30 Afios (en adelante, UST30Y)
agregando una prima de setecientos puntos basicos (700 bp) en concepto de riesgo del negocio de
transmision en el pais.

Para la determinacion de la tasa de los UST30Y se utilizd la serie temporal de retornos informados
por el Banco Nacional de Panama. De acuerdo al criterio sostenido en la Ley N° 6 de 1997 respecto a
la consideracion de valores promedios para los rendimientos de los UST30Y durante los doce meses
anteriores a la revision de la formula tarifaria, se adopté el promedio aritmético para el periodo Julio
2016 — Junio 2017 de los UST30Y. En el cuadro siguiente se muestran los valores correspondientes
al periodo.

Cuadro N°4: Tasas de Retorno Mensuales de los Bonos de Tesoro de los EE.UU. a 30 Afios (UST30Y)

jul-16 2,22%
ago-16 2,26%
sep-16 2,35%
oct-16 2,50%
nov-16 2,87%
dic-16 3,11%
ene-17 3,02%
feb-17 3,03%
mar-17 3,08%
abr-17 2,94%
may-17 2,96%
jun-17 2,80%

Fuente: Datos Suministrados por el Banco Nacional de Panama y en base
a la publicacidn del Board of Governors Federal Reserve System
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El promedio del UST30Y del periodo es de 2.76%.

En base a estos datos la tasa de rentabilidad regulada segun la Ley N° 6 de 1997 queda enmarcada em
un rango que tiene como limites 7.76% y 11.76% conforme se detalla en el cuadro siguiente.

Cuadro N° 5: Tasa de Rentabilidad Regulada por Articulo 96 Ley N° 6 de 1997
Tasa Libre de Riesgo 2,76%

Prima Riesgo Negocio 7,00%
Tasa de Referencia 9,76%

0,
Variacién Permitida 7,76%
11,76%

Fuente: Elaboracion propia en base a US 30 Years Treasury Bonds/Ley N° 6 de 1997

Determinacion de la Tasa de Rentabilidad

A continuacion, se presenta el analisis de sensibilidad practicado sobre la tasa de rentabilidad para la
actividad de transmision eléctrica considerando valores alternativos para el componente Prima de
Riesgo de Mercado (MRP) del CAPM con impacto en el WACC. A esos efectos, se utilizaron diversos
criterios y fuentes de informacidn relevante y de referencia a nivel del mercado financiero que pueden
existir para su determinacion.

Los valores detallados en el cuadro precedente han sido obtenidos de las estimaciones de retornos
medios de mercado para los periodos de tiempo correspondientes promediando los resultados
publicados por la consultora DUFF & PHELPS y por el Prof. Aswath Damodaran.12 Luego dichos
valores asimismo han sido calculados de manera separada tomando de manera aislada ambas fuentes
de informacion estadistica.

Los resultados que presentan el mayor valor de mercado son:

Cuadro N° 6: Sensibilidades Practicadas a MRP del CAPM y Estimaciones de las Tasas de Retorno del
Capital Propio — Riesgo de Mercado Damodaran

Escenario
MRP 10 Anios

Escenario
MRP 30 Anos

Escenario Base
MRP 40 Anos

Escenario Escenario
MRP 90 Aiios MRP 50 ARnos

Tasa Libre de Riesgo 2,76%
Riesgo Pais 1,66% 1,66% 1,66% 1,66% 1,66%
Beta Equity 0,79 0,79 0,79 0,79 0,79

Riesgo de Mercado (MRP) 6,24% 4,37% 4,65% 495% 3,62%
Costo de Capital Propio 9,34% 7,87% 8,09% 8,33% 7,28%

Fuente: Elaboracidon propia en base a Banco de Panama/Board of Governors Federal Reserve System/Prof. Aswath
Damodaran/OFGEM

12017 Yearbook Stocks, Bonds, Bills and Inflation; US Capital Markets Performance by Asset Class 1926 — 2016;
Ibbotson, Roger G.; Duff & Phelps; Wiley & Sons
2 Disponible en Damodaran On Line (http://pages.stern.nyu.edu/~adamodar/)
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Cuadro N° 7: Sensibilidades Practicadas a MRP del CAPM (Riesgo de Mercado Damodaran) y Tasas
de Rentabilidad

Escenario Escenario Escenario Base Escenario Escenario

MRP 90 Afios MRP 50 Afos MRP 40 Anos MRP 30 Afos MRP 10 Afos
Costo de Capital Propio 9,34% 7,87% 8,09% 8,33% 7,28%
Costo Deuda (antes de impuestos) 5,02% 5,02% 5,02% 5,02% 5,02%
Estructura Deuda 50,00% 50,00% 50,00% 50,00% 50,00%
Tasa Impuesto 30,00% 30,00% 30,00% 30,00% 30,00%
WACC nominal 6,43% 5,69% 5,80% 5,92% 5,40%
Tasa Inflacién Largo Plazo 2,40% 2,40% 2,40% 2,40% 2,40%
WACC Real despues de impuestos 3,84% 3,84% 3,84% 3,84% 3,84%
WACC Real antes de impuestos 6,62% 5,60% 5,75% 5,92% 5,18%

Fuente: Elaboracidn propia en base a Banco de Panama/Board of Governors Federal Reserve System/Prof. Aswath

Damodaran/OFGEM/Bloomberg LP/Raymond James

2. CONCLUSIONES

Como puede apreciarse en los cuadros anteriores en base a las sensibilidades practicadas todos los
escenarios obtienen como resultado un valor menor al limite inferior regulado por la Ley N° 6 de 1997
como tasa de rentabilidad para la actividad de transporte eléctrico desarrollada por Empresa de
Transmision Eléctrica S.A. (ETESA). En este sentido y por todo lo expuesto la tasa de rentabilidad
aplicable al nuevo periodo tarifario 1° de Julio de 2017 al 30 de Junio de 2021 queda determinada en

7,76%.

En el ANEXO II se explican los calculos realizados.
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CAPITULO I11: CALCULO DEL INGRESO MAXIMO PERMITIDO POR LA ACTIVIDAD
DE TRANSMISION

De acuerdo al Régimen Tarifario regulado bajo la Ley N° 6 de 1997 el Ingreso Maximo Permitido
(IMP) por la actividad de Transmisién en el periodo tarifario se determinaré de acuerdo a la siguiente
formula:

IPT = IPSP + IPC
IPSP = IPSPE + IPSPA
Donde:

IPT, es el valor presente de los ingresos maximos permitidos de cada afio (j) de la Empresa de
Transmision en el periodo tarifario.

IPSP, es el valor presente de los ingresos maximos permitidos de cada afio (j) para cubrir los costos
del sistema principal de transmision en el periodo tarifario.

IPC, es el valor presente de los ingresos maximos permitidos para cada afio (j), para cubrir los costos
de conexion al sistema de transmision en el periodo tarifario

IPSPE, es valor presente de los Ingresos Maximos Permitidos de cada afio (j), para cubrir los costos
del sistema principal de transmision existente al 31 de diciembre del Gltimo afio tarifario del periodo
tarifario anterior.

IPSPA, es valor presente de los Ingresos Méaximos Permitidos de cada afio (j), para cubrir los costos
de los activos del sistema principal de transmision efectivamente incorporados durante el periodo
tarifario. En oportunidad del estudio tarifario este valor se determinard, en forma preliminar como el
IPSPApre, usando como metodologia el calculo del IMP para cubrir los costos de los activos reales
que han entrado en operacion a partir del 1° de Enero del tltimo afio tarifario del Periodo Tarifario
Anterior, tomando como referencia los activos a incorporar segun el Plan de Expansion aprobado.
Sobre el IPSPApre no se calculard la Tarifa ya que es un valor indicativo.

La metodologia seguida para el calculo de cada uno de los componentes del IMP es la indicada en el
Régimen Tarifario vigente. En particular, como se observa en la definicion y método de célculo del
IMP en la presente Revision Tarifaria julio 2017 — junio 2021 se plantean modificaciones al régimen
tarifario relativas al reconocimiento de altas de activos (inversiones) realizadas por ETESA durante
el periodo de tiempo referenciado que conllevan como resultado un cambio en el modo de calculo del
IMP. A partir de estas modificaciones se procura que la Tarifa de Transmision esté asociada al
reconocimiento de los costos por la gestion de operacion, mantenimiento, administracion y costo de
capital por activos existentes del Sistema de Transmision y por la actividad de Operacién Integrada.
Esta orientacion permite al regulador adicionar en el céalculo del IMP, a lo largo del periodo tarifario
julio 2017- junio 2018 el ingreso por los activos por las inversiones que se iran incorporando a la
operacion del sistema de transmision.

Los elementos que componen el calculo del IMP para la actividad de transmisidn, teniendo en cuenta
lo establecido en la normativa vigente, son:

1. Tasa de Retorno a aplicar para la actividad de transmision

2. Comparadores para determinar los costos de Administracion, Operacion y Mantenimiento
3. Base de capital bruta y neta

4. Depreciacion de activos
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5. Valor Nuevo de Reemplazo de los activos totales (valores base sobre los cuales se aplican los
comparadores)

6. Equipamiento principal asignado a la generacion y demanda

7. Equipamiento principal asignado totalmente a la demanda

8. Costos en concepto de Generacion Obligada (CA) u otros costos adicionales del Mercado
Mayorista de Electricidad relacionados a la aplicacién del criterio de seguridad n-1.

9. Reconocimiento de los costos del estudio de planificacion y por la gestion de compra de
potencia y energia

10. Crédito por la Restriccion del Sistema causado por el atraso de la Tercera Linea de
Transmision.

Los componentes del calculo del IMP que abarcan los puntos 1 y 2 ya han sido tratados en los
Capitulos 1 y 11 anteriores, por lo tanto a continuacion se abordan los siguientes puntos y finalmente
la determinacion del IMP para la actividad de transmision desarrollada por ETESA.

SISTEMA PRINCIPAL DE TRANSMISION

1. DETERMINACION DE LA BASE DE CAPITAL

Dentro de los elementos necesarios para el calculo del Ingreso Permitido (IMP) para la actividad de
transmision desarrollada por ETESA, teniendo en cuenta lo establecido en la normativa vigente, se
destacan en esta instancia del andlisis los siguientes rubros:

v’ Base de capital bruta y neta
v" Depreciacion de activos
v Valor Nuevo de Reemplazo de los activos totales (valor al cual se aplican los comparadores)

La Base de Capital para el nuevo Periodo Tarifario julio 2017- junio 2021 serd la que resulte
considerando los valores eficientes al 31 de diciembre de 2016. A continuacion, se detalla el trabajo
desarrollado para la determinacion de la Base de Capital eficiente de ETESA para el nuevo Periodo
Tarifario.

De acuerdo al Reglamento de Transmision aplicable a ETESA (SECCION 1X.3.4; Articulo 197) se
define que el “Equipamiento Principal Asignado Totalmente a la Demanda” es aquel que se ha
asignado exclusivamente a la demanda, y el “Equipamiento Principal Asignado a Generacion y
Demanda” comprende el resto de los activos que forman parte del Sistema Principal de Transmision
que estan en servicio que se asignan a la generacion y a la demanda de acuerdo a los siguientes
porcentajes:

%ASIGP(G) = 70%
%ASIGP(D) = 30%
Donde:

%ASIGP(D), porcentaje del cargo del Equipamiento Principal Asignado a Generacion Demanda que
se asigna a la demanda.

%ASIGP(G), porcentaje del cargo del Equipamiento Principal Asignado a Generacién y Demanda
que se asigna a la generacion.
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1. EQUIPAMIENTO ASIGNADO A LA GENERACION Y DEMANDA

1.1.1. Base de Capital Inicial al 31 de diciembre de 2016

La Base de Capital inicial al 31 de diciembre de 2016 correspondiente al Sistema Principal de
Transmisién resulta de la suma de los valores aceptados al inicio del periodo anterior mas las
inversiones, retiros y depreciaciones correspondientes al periodo 2013-2017 adecuadamente ajustada
por eficiencia. No fueron considerados los activos fijos calificados como No Productivos. El analisis
realizado en la Revision Tarifaria anterior, para evaluar las capitalizaciones de activos para el periodo
2009-2012, mantiene vigencia.

En el cuadro siguiente se presentan el valor de los bienes e instalaciones del Sistema Principal y planta
general, de acuerdo a la informacidn contable (considera los ajustes realizados en periodos tarifarios
anteriores):

Cuadro N° 8: Evolucion de la Base de Capital Bruta y Neta Contable de ETESA del 31 de Diciembre
2012 al 31 de Diciembre de 2016

Base de Capital Bruta Sistema Principal Planta General
2012 328.214.907 36.777.498
2013 329.397.254 37.468.275
2014 339.317.559 39.608.718
2015 338.827.374 41.057.053
2016 367.674.768 45.644.353
Depreciaciones Sistema Principal Planta General
2013 143.353.570 29.688.404
2014 153.153.466 31.975.232
2015 162.298.861 33.927.842
2016 172.470.144 36.589.010
Base de Capital Neta Sistema Principal Planta General
2013 186.043.684 7.779.871
2014 186.164.094 7.633.486
2015 176.528.513 7.129.211
2016 195.204.624 9.055.343

Fuente: Elaboracion propia en base a Estados Financieros ETESA (Valores expresados en Balboas)

En los cuadros siguientes se detalla la evolucion de la base bruta y neta para el periodo 2013-2016 y
el detalle, por afio y cuenta, de las adiciones correspondientes al Sistema Principal de Transmision y
a la Planta General.
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Cuadro N° 9: Evolucion de la Base Bruta y Neta 2013-2016

Base de Capital Base de Capital

Base de Capital

Adiciones Retiros Reclasificaciones Ajustes Depreciaciones
Bruta Bruta Neta
31-dic-12 2013 2013 2013 2013 31-dic-13 31-dic-13 31-dic-13
SISTEMA PRINCIPAL 328.214.907 3.969.341 0 -2.786.994 0 329.397.254 143.353.570 186.043.684
PLANTA GENERAL 36.777.498 2.145.997 1.455.220 0 0 37.468.275 29.688.404 7.779.871

Base de Capital Base de Capital Base de Capital

Adiciones Retiros Reclasificaciones Ajustes Depreciaciones
Bruta Bruta Neta
31-dic-13 2014 2014 2014 2014 31-dic-14 31-dic-14 31-dic-14
SISTEMA PRINCIPAL 329.397.254 9.920.305 0 0 0 339.317.559 153.153.466 186.164.094
PLANTA GENERAL 37.468.275 2.739.450 599.006 0 0 39.608.718 31.975.232 7.633.486

Base de Capital Base de Capital Base de Capital

Adiciones Retiros Reclasificaciones Ajustes Depreciaciones
Bruta Bruta Neta
31-dic-14 2015 2015 2015 2015 31-dic-15 31-dic-15 31-dic-15
SISTEMA PRINCIPAL 339.317.559 -490.185 0 0 0 338.827.374 162.298.861 176.528.513
PLANTA GENERAL 39.608.718 2.130.497 682.162 0 0 41.057.053 33.927.842 7.129.211

Base de Capital Base de Capital Base de Capital

Adiciones Retiros Reclasificaciones Ajustes Depreciaciones
Bruta Bruta Neta
31-dic-15 2016 2016 2016 2016 31-dic-16 31-dic-16 31-dic-16
SISTEMA PRINCIPAL 338.827.374 31.216.474 3.100 0 -2.365.980 367.674.768 172.470.144 195.204.624
PLANTA GENERAL 40.482.365 5.274.694 109.550 -31.565 28.409 45.644.353 36.589.010 9.055.343

Fuente: Elaboracion propia en base a informacién contable ETESA (Valores expresados en Balboas)

Cuadro N° 10: Capitalizaciones 2013-2016 para el Sistema Principal de Transmision

SISTEMA PRINCIPAL 2013 2014 2015 2016
TERRENOS - - - 333.653
EDIFICIOS Y MEJORAS - 128.459 - 853.158
CAMINOS Y SENDEROS - - - 126.329
SERVIDUMBRE - - - -
EQUIPO ELECTRICO AUXILIAR - 33.639 - 496.908
EQUIPO ELECTRICO MISCELANEO - - - -
EQUIPO DE SUBESTACIONES 1.154.398 6.303.031 - 490.185 17.535.177
TORRES Y ACCESORIOS - 28.800 - 596.122
CONDUCTORES AEREOS Y ACCESORIOS - 2.862.389 - 2.884.264
EQUIPO MECANICO - - - -
EQUIPO DE COMUNICACION - - - 2.408.672
TRANSFORMADORES DE LINEAS 2.814.944 133.383 - 2.766.245
EQUIPO DE PROTECCION, CONTROLY - 430.604 - 3.215.945

MOBILIARIO Y EQUIPO DE OFICINA - - - -
HERRAMIENTAS ESPECIALIZADAS - - - -
TOTAL CAPITALIZACIONES 3.969.341 9.920.305 - 490.185 31.216.474

Fuente: Elaboracion propia en base a informacidn contable ETESA (Valores expresados en Balboas)
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Cuadro N° 11: Bienes e Instalaciones ETESA al 31 de Diciembre de 2016

SISTEMA PRINCIPAL 397.904.643 178.033.379 219.871.264
LINEAS 222.822.622 99.077.846 123.744.775
230 KV 200.312.803 89.461.323 110.851.481
Lineas 230KV-Bayano-Pacora (230-1A) 5.479.673 4.520.098 959.575
Lineas 230KV-Chorrera-Llano Sdnchez (230-3B, 230-4B) 15.382.218 13.838.935 1.543.283
Lineas 230KV-Llano Sanchez-Veladero (230-14, 230-15) 17.678.038 4.145.452 13.532.586
Lineas 230KV-Llano Sanchez-Veladero (230-5A, 230-6A) 20.814.875 20.814.875 0
Lineas 230KV-Mata de Nance-Progreso (230-9) 5.017.483 3.822.203 1.195.280
Lineas 230KV-Panama Il-Llano Sanchez (230-12, 230-13) 54.855.161 14.922.766 39.932.396
Lineas 230KV-Panama Il-Panamd (230-1C, 230-2B) 3.463.511] 1.459.385 2.004.126
Lineas 230KV-Panama-Chorrera (230-3A, 230-4A) 4.901.325 3.833.148 1.068.177
Lineas 230KV-Pacora-Panama Il (230-1B) 2.055.550 1.767.494 288.056
L/T 230 KV-PROGRESO-FRONTERA (COSTA RICA) (230-10) 1.993.987 1.351.278 642.709
L/T 230 KV-SANTA RITA-PANAMA |1 155.867 36.369 119.498
Lineas 230KV-Veladero-Guasquitas (230-16, 230-17) 14.009.147 4.369.099 9.640.048
L/T 230 KV-GUASQUITAS-FORTUNA-18 6.002.320 1.309.934 4.692.385
L/T 230 KV-FORTUNA-CHANGUINOLA (230-20) 34.500.913 7.477.197 27.023.715
L/T 230 KV-CHANGUINOLA-FRONTERA (230-21) 5.533.570 719.081 4.814.488
Lineas 230KV-Mata de Nance-Fortuna (230-7, 230-8) 5.788.686 5.003.676 785.009
L/T 230 KV-VELADERO-MATA DE NANCE-5B 190.182 26.430 163.752
L/T 230 KV-NAVE 1 LA ESPERANZA 1.479.170 35.020 1.444.150
L/T 230 KV-CANAZA - PTP 1.011.127 8.880 1.002.247
115 KV 22.509.818 9.616.524[ 12.893.295
Lineas 115Kv-CPSA-BLM2 (115-4B) 2.032.631 1.204.320 828.311
Lineas 115Kv-BLM1-Santa Rita (115-1B, 115-2B) 2.962.164 964.498 1.997.665
Lineas 115KV-Panama CPSA (115-4A) 4.313.901 3.014.574 1.299.327
Lineas 115Kv-Mata de Nance-Caldera (115-15, 115-16) 5.766.683 2.334.296 3.432.387
Lineas 115Kv-Panama-Caceres (115-12) 199.902 171.572 28.330
Lineas 115Kv-Panama-Céceres (115-37) Subterrédnea 779.198 152.690 626.508
Lineas 115Kv-Santa Rita-Caceres (115-1A, 115-2A) 6.455.340 1.774.574 4.680.767
SUBESTACIONES 175.082.022 78.955.533 96.126.489
230 KV 138.710.954 66.415.470 72.295.484
PATIO 230 KV-CHANGUINOLA 7.925.307 1.744.121 6.181.185
PATIO 230 KV-CHORRERA 8.193.829 6.066.596 2.127.233
PATIO 230 KV-GUASQUITAS 8.329.526 3.135.388 5.194.138
PATIO 230 KV-LLANO SANCHEZ h 21.841.325 9.897.345 11.943.980
PATIO 230 KV-MATA DE NANCE 15.607.907 11.996.526 3.611.381
PATIO 230 KV-PANAMA 21.007.561] 16.863.435 4.144.126
PATIO 230 KV-PANAMA I 20.346.537] 6.413.947 13.932.585
PATIO 230 KV-PROGRESO 5.094.810 3.408.194 1.686.616
PATIO 230 KV-VELADERO 10.892.534 4.734.224 6.158.310
PATIO 230 KV-NAVE 3 FORTUNA 2.153.122 1.329.531 823.591
PATIO 230 KV-NAVE 1 LA ESPERANZA 5.333.569 126.275 5.207.294
PATIO 230 KV-CANAZA - PTP 2.828.058 56.380 2.771.678
PATIO 230/34.5 KV - ELHIGO 9.156.874 643.507 8.513.367
115KV 36.371.068 12.540.063 23.831.005
PATIO 115 KV-CACERES 6.547.037 4.273.185 2.273.852
PATIO 115 KV-CALDERA 3.532.169 2.832.700 699.469
PATIO 115 KV-MATA DE NANCE 1.099.317 454.775 644.542
PATIO 115 KV-PANAMA 5.384.869 568.998 4.815.871
PATIO 115 KV-PANAMA I 3 12.693.047] 2.802.842 9.890.205
PATIO 115 KV-SANTA RITA 7.114.628 1.607.563 5.507.065
PLANTA GENERAL 45.644.353 36.589.010 9.055.342
EDIFICIOS Y MEJORAS 981.996 328.336 653.660
EQUIPO DE COMUNICACION 16.759.306 12.498.975 4.260.331
EQUIPO DE INFORMATICA 15.851.735 13.863.779 1.987.956
EQUIPO DE LABORATORIO 1.286.786 1.285.540 1.247
EQUIPO DE TRANSPORTE 4.797.535 3.861.637 935.898
EQUIPO ELECTRICO MISCELANEO 554.148 407.932 146.216
EQUIPO MECANICO 316.816 50.471 266.345
EQUIPO Y MOBILIARIO DE OFICINA 2.994.646 2.657.833 336.813
HERRAMIENTAS ESPECIALIZADAS 1.828.909 1.634.507 194.402
TERRENOS 272475 0 272475

Fuente: Elaboracion Propia en base a ETESA (Valores expresados en Balboas)

Para la Base de Capital utilizada a reconocer rentabilidad y depreciacion se le restan los activos que
han sido recibidos en donacion por la suma de B/. B/. 2,430,208, quedando una base de activos de B/.
395,482,2016.

Esta informacidn se presenta solo para referencia de la informacion presentada ya que la misma fue
ajustada por eficiencia en periodos tarifarios anteriores.
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Durante el periodo 2013-2016 las capitalizaciones se analizaron en base a criterios de eficiencia del
Régimen Tarifario. Las capitalizaciones reportadas por ETESA en el periodo 2013-2016 se
realizaron principalmente por los siguientes proyectos:

e Repotenciacion de la Linea de 230 KV Panaméa — Panama Il

e Adicion de 50 MVAR al banco de capacitores de la subestacion Panama 115 KV
e Adicion Transformador T3 Chorrera

e Adicion T3 Llano Sanchez

e Banco de Capacitores de 120 MVVAR en Subestacion Panama Il 230 KV

Las activaciones antes detalladas totalizan unos B/. 16,338,930. El Articulo 184 del Reglamento de
Transmision establece que los costos que se pueden activar para cada activo del Sistema de
Transmision son los costos obtenidos a través de un proceso de libre concurrencia que se consideran
eficientes (fundamentalmente los costos bases de equipamiento), y los costos regulados como
eficientes por la ASEP para aquellas actividades realizadas por ETESA, como son Disefio, Ingenieria,
Administracion e Inspeccion. A dichos efectos, se consideran eficientes los siguientes costos:

e Disefio - 3 % del costo base del equipamiento

e Ingenieria - 4 % del costo base del equipamiento

e Administracion - 4 % del costo base del equipamiento
e Inspeccion - 5 % del costo base del equipamiento

A efectos de verificar el cumplimiento de los porcentajes antes mencionados, se solicito a ETESA
informacion detallada de las principales obras® realizadas en el periodo 2013-2016. Mediante el
analisis de la informacion presentada se verific que los costos indirectos no superaron los parametros
regulatorios, por lo que no se realizaron ajustes en tales conceptos. En el cuadro siguiente se expone
el detalle de las inversiones relevadas.

Cuadro N° 12: Detalle de las principales activaciones informadas para el periodo 2013 - 2016

Numero Nombre Capitalizado Monto Activado

C-4-1-2011-01 REPOTENCIACION DE LA L/T 230 PANAMA-PANAMA I jul-14 1.843.179
C-8-S/E-2012-15 ADICION DE 50 MVAR AL BANCO DE CAPACITORES DE LA SUBESTACION PANAMA 115 KV jun-14 2.039.375
C-4-S/E-2010-05 ADICION TRANSFORMADOR T3 CHORRERA nov-13/ dic-13 3.242.863
C-4-S/E-2010-07 ADIC. T3 LLANO SANCHEZ nov-13/ dic-13 3.667.282
C-8-S/E-2012-16 BANCO DE CAPACITORES DE 120 MVAR EN SUBESTACION PANAMA 11 230 KV jun-14 5.546.231

Fuente: Elaboracion propia en base a informacién contable ETESA (Valores expresados en Balboas)

Adicionalmente, se revisaron los costos de indemnizacion por servidumbres y los costos por
mitigacion de impacto ambiental. Al respecto no se observan activaciones relacionadas con
servidumbres ni gastos de mitigacion por impacto ambiental.

La fuente de informacion para este analisis son los balances de los Estados Financieros presentados
por la empresa? y la hoja de calculo que contiene un desglose de costos para las principales obras del
periodo 2013-2016 y el detalle de las inversiones 2013-2016.

3 Definidas por la regulacién en obras mayores a B/. 1.500.000

4 El Balance Financiero utilizado para el afio 2016 es preliminar
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En el cuadro siguiente se detallan las adiciones correspondientes al Sistema Principal de Transmision
y a la Planta General.

Cuadro N° 13: Capitalizaciones 2013-2016 para el Sistema Principal de Transmision

SISTEMA PRINCIPAL 2013 2014 2015 2016

TERRENOS - - - 333.653
EDIFICIOS Y MEJORAS - 128.459 - 853.158
CAMINOS Y SENDEROS - - - 126.329
SERVIDUMBRE - - - -
EQUIPO ELECTRICO AUXILIAR - 33.639 - 496.908
EQUIPO ELECTRICO MISCELANEO - - - -
EQUIPO DE SUBESTACIONES 1.154.398 6.303.031 - 490.185 17.535.177
TORRES Y ACCESORIOS - 28.800 - 596.122
CONDUCTORES AEREOS Y ACCESORIOS - 2.862.389 - 2.884.264
EQUIPO MECANICO - - - -
EQUIPO DE COMUNICACION - - - 2.408.672
TRANSFORMADORES DE LINEAS 2.814.944 133.383 - 2.766.245
EQUIPO DE PROTECCION, CONTROLY - 430.604 - 3.215.945
MOBILIARIO Y EQUIPO DE OFICINA - - - -
HERRAMIENTAS ESPECIALIZADAS - - - -
TOTAL CAPITALIZACIONES 3.969.341 9.920.305 - 490.185 31.216.474

Fuente: Elaboracion propia en base a informacién contable ETESA (Valores expresados en Balboas)

Por su parte en el cuadro siguiente se presentan el valor total y detalle de las diferentes cuentas que
integran la base bruta y neta del Sistema Principal de Transmision al 31 de Diciembre de 2016.

Cuadro N° 14: Base de Capital Bruta y Neta del Sistema Principal de Transmision Asignando a

Generacion y Demanda al 31 de Diciembre 2016
Base de Capital Bruta Base de Capital Neta

31-dic-16 31-dic-16
SISTEMA PRINCIPAL
TERRENOS 4,457,612 4,457,611.55
EDIFICIOS Y MEJORAS 15,954,395 7,145,203.07
CAMINOS Y SENDEROS 758,818 586,961.65
SERVIDUMBRE 17,524,439 11,420,687.04
EQUIPO ELECTRICO AUXILIAR 6,947,636 3,422,361.96
EQUIPO ELECTRICO MISCELANEO 69,052 5,096.99
EQUIPO DE SUBESTACIONES 77,170,219 46,742,414.41
TORRES Y ACCESORIOS 92,654,657 47,997,978.27
CONDUCTORES AEREOS Y ACCESORIOS 92,221,758 47,825,759.93
EQUIPO MECANICO 31,826 6,748.59
EQUIPO DE COMUNICACION 3,267,408 2,425,893.88
TRANSFORMADORES DE LINEAS 39,052,602 20,039,241.03
EQUIPO DE PROTECCION, CONTROL Y 17,475,334 3,124,907.02
MOBILIARIO Y EQUIPO DE OFICINA 89,013 3,758.71
HERRAMIENTAS ESPECIALIZADAS 0 0.03
Total 367,674,768 195,204,624

Fuente: Elaboracion propia en base a informacién contable ETESA (Valores expresados en Balboas)
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Complementariamente, se muestran las diferentes cuentas de la Planta General al 31 de Diciembre de
2016.

Cuadro N° 15: Base de Capital Bruta y Neta de la Planta General al 31 de Diciembre 2016

Base de Capital Bruta al 31 de Base de Capital Neta al 31 de
Diciembre 2016 Diciembre 2016
TERRENOS 272.475 272.475
EDIFICIOS Y MEJORAS 981.996 653.660
EQUIPO ELECTRICO MISCELANEO 554.148 146.216
EQUIPO DE LABORATORIO 1.286.786 1.247
EQUIPO MECANICO 316.816 266.345
EQUIPO DE COMUNICACION 16.759.306 4.260.331
EQUIPO DE INFORMATICA 15.851.735 1.987.956
EQUIPO Y MOBILIARIO DE OFICINA 2.994.646 336.813
EQUIPO DE TRANSPORTE 4.797.535 935.898
HERRAMIENTAS ESPECIALIZADAS 1.828.909 194.402
TOTAL 45.644.352 9.055.343

Fuente: Elaboracion propia en base a informacion contable ETESA (Valores expresados en Balboas)
1.1.2. Ajuste de la Base de Capital por Actividades No Reguladas

Los ingresos de ETESA derivados de actividades no reguladas que tienen un caracter recurrente
segun los estados financieros y regulados del periodo 2013 - 2016 representan magnitudes poco
relevantes respecto a los ingresos (no superan el 1,2%), por lo que se ha desestimado el ajuste de la
base de capital por actividades no reguladas establecido en el Articulo 185 del Reglamento de
Transmision.

1.1.3. Activos que se incorporan a la Base de Capital en el Periodo 2017-2021

Los activos que se incorporaran a la base de capital del Sistema Principal de Transmision asignando
tanto a la generacion y demanda, como el asignado totalmente a la demanda que corresponden a las
inversiones programadas en el Plan de Expansion aprobado, no se han tomado en cuenta en esta
propuesta de calculo del Ingreso Maximo Permitido. Dichos activos solo se presentan en el modelo
de calculo de forma indicativa y con un calculo preliminar.

Posteriormente, al inicio de cada afio tarifario (2, 3 y 4) del periodo tarifario, se determinaran los
valores de los Ingresos Méaximos Permitidos (IMP) adicionales con base en las inversiones
efectivamente realizadas por ETESA de acuerdo a las modificaciones propuestas al Reglamento de
Transmision mediante la Consulta Publica No.13-17.

1.1.4. Activos brutos eficientes para el calculo de gastos de administracion y
explotacion

De acuerdo a la normativa, los activos eficientes al comienzo del periodo tarifario se calculan como
el Valor Nuevo de Reemplazo (VNR) de los activos del Sistema Principal de Transmision.

ETESA presento a la ASEP valores de VNR para sus instalaciones a diciembre de 2016. Del analisis
de costos realizado se observa un incremento del VNR respecto del valor aceptado para el Periodo
Tarifario anterior 2013 - 2017. No obstante dicho aumento se encuentra en linea con la variacion de

INGRESO MAXIMO PERMITIDO PARA LA EMPRESA DE TRANSMISION ELECTRICA, S.A. 17



precios general de la economia de la Republica de Panama del orden del 3,5% anual para el periodo
de referencia 2013 — 2017.

Los VNR presentados por ETESA para el afio 2016 registra un incremento de aproximadamente el
6% en el caso de lineas respecto al determinado en el periodo tarifario anterior. Por el contrario, en
el caso de subestaciones e observa un importante incremento en el VNR de manera comparativa con
el VNR determinado en el Periodo Tarifario 2013 -2017, como puede apreciarse en el cuadro
siguiente.

Cuadro N° 16: VNR Subestaciones al 31 Diciembre 2012 y 31 de Diciembre 2016

SISTEMA PRINCIPAL DE TRANSMISION 245.530.481 433.523.910 77%
ESTRATEGICAS 12.328.579 45.823.735 272%
CONEXION 49.089.337 67.037.096 37%
TOTAL g 306.948.397 546.384.741 78%

Fuente: Elaboracion propia en base a informacion ETESA (Valores expresados en Balboas)

En funcién de lo anterior la determinacién del VNR al 31 de Diciembre de 2016 se realizo
considerando para el caso de las lineas de transmision:

. VNR aceptado al inicio del periodo tarifario anterior
b. Incorporaciones realizadas en el periodo 2013-2017
c. Variaciones de costos 2013-2017 considerando valores de referencia actualizados por
indices de precios generales de la economia panamefia como comparaciones con valores con
la base de costos de instalaciones propia del consultor.

En base a estos criterios se determind el VNR de los distintos componentes de lineas de transmision,
valores que se muestran en los cuadros siguientes para el Sistema Principal de Transmision.

Cuadro N° 17: VNR Lineas Sistema Principal de Transmision al 31 Diciembre 2012 y 31 de Diciembre
2016 (Valores de VNR expresados en Balboas)

VNR

2017 vs 2013
%

Ao Longitud Aceptado ETESA 2017
1Tu
g Revision 2013

230-1A/B,2A BAYANO - PACORA - PANAMA Il

230-2A BAY - 24 DICIEMBRE 1976 19,00 20.178.992 19.615.933 -2,8%
230-2B 24 DICIEMBRE - PANAMA 11 1976 59,04
230-1C,2B PANAMA Il - PANAMA 1976 12,94 4.078.819 4.485.638 10,0%
230-3A,4A PANAMA - CHORRERA 1978 40,3 10.632.028 11.501.137 8,2%
230-3B,4B CHORRERA - LL.SANCHEZ 1978 142,05 38.763.285 40.539.368 4,6%
LINEAS DE 230 kv 230-5A,6A LL.SANCHEZ - VELADERO 1978 110,21 28.995.450 31.452.614 8,5%
DOBLE CIRCUITO 230-5B,6B VELADERO - MATA NANCE 1979 84,49 23.033.336 24.112.434 4,7%
230-7,8 MATA NANCE - FORTUNA 1984 37,50 10.223.104 10.702.051 4,7%
230-12,13 LL.SANCHEZ - PANAMA 1| 2006 194,50 64.592.068 66.942.636 3,6%
230-14,15 VELADERO - LL. SANCHEZ 2004 110,21 36.459.738 37.786.543 3,6%
230-16,17 GUASQUITAS - VELADERO 2004 84,30 27.923.648 28.939.817 3,6%
230-18, 29 GUASQUITAS - FORTUNA (*) 2003 16,00 5.299.862 5.752.658 8,5%
230-20A FORTUNA - LA ESPERANZA 2009 96,87
230-208 LA ESPERANZA - CtIANGUINOLA 2009 24,88 28.532.003 32.605.127 14,3%
230-29 GUASQUITAS - CANAZAS 2012 44,00

230-30 CANAZAS - CHANGUINOLA

1.222,08 298.712.332 314.435.955
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VNR

" 5 Aceptado 2017 vs 2013
Afo Longitud Revisién 2013 ETESA 2017 %
230-9A MATA NANCE - BOQUERON 11 1986 24,33 4.948.370 5.128.804 3,6%

LINEAS DE 230 kv 230-98 BOQUERON Il - PROGRESO 1986 29,75 4.948.370 5.128.804 3,6%
CIRCUITO SENCILLO 230-10 PROGRESO - FRONTERA 1986 9,50 1.777.748 1.842.570 3,6%
230-21 CHANGUINOLA - FRONTERA 2011 15,00 2.749.094 2.849.335 3,6%
DESVIACION FORTUNA

14.423.581 14.949.513

VNR

Aceptado 2017 vs 2013
Revisién 2013 ETESA 2017 %
115-1A,2A CACERES - STA. RITA 2016 46,6 13.311.817 12.186.809 -8,5%
LINEAS DE 115 kv 115-1B,2B STA.RITA-BLM 1 2004 6,2 1.499.496 1.957.817 30,6%
DOBLE CIRCUITO 115-15,16 MATA NANCE - CALDERA 1979 25,00 6.046.353 6.537.988 8,1%

115-3A,3B,4A,4B BAHIA LAS MINAS - PANAMA 13.060.123 17.051.952
33.917.788 37.734.565

Afo Longitud

VNR

Aceptado 2017 vs 2013
A Longitud ETESA 2017
1o AP Revision 2013 %
115-12 PANAMA - CACERES 1976 0,8 170.760 180.545 5,7%

115-37 PANAMA - CACERES SUBT. 2008 0,8 931.736 1.037.997 11,4%
LINEAS DE 115 kV 115-17 CALDERA - LA ESTRELLA 1979 5,80 983.541 1.037.997 5,5%
CIRCUITO SENCILLO 115-18 CALDERA - LOS VALLES 1979 2,00 339.152 362.898 7,0%

115-19 CALDERA - PAJA DE SOMBRERO 1982 0,50 84.788 89.482 5,5%
PROGRESO - CHARCO AZUL 5.087.282 5.443.471
7.597.259 8.152.390
Fuente: Elaboracion propia en base a informacion ETESA (Valores expresados en Balboas)

En general la variacion del VNR se encuentra en linea con la indexacion general de la economia,
expresada en el indice de precios al consumidor (IPC). No obstante, se destaca del analisis y
correcciones realizadas al VNR presentado por ETESA los siguientes puntos para los casos que
registran un incremento mayor:

v El incremento del VNR en el caso de las Lineas 230 KV Doble Circuito se explica por la
adicion del tramo Bayano - Panama Il y la adicién de los nuevos circuitos Guasquitas —
Cafazas y Caflazas — Changuinola respecto del afio 2013

v En el caso del Doble Circuito de 115 KV se adiciona el tramo Bahia Las Minas — Panama
respecto del afio 2013 con una longitud de 111,4 Km

v En el caso del Circuito Sencillo de 115 KV se adicionan los tramos Caldera — La Estrella,
Caldera — Los Valles, Caldera — Paja de Sombrero y Progreso — Charco — Azul por un total
de 38,3 Km respecto del afio 2013

v Se corrigio a partir de observaciones realizadas a ETESA y en base al unifilar la longitud de
los circuitos 230 5A, 6A, 14 y 15 (Llano Sanchez — Veladero y Veladero — Llano Sanchez),
a los cuales les corresponde una longitud de 110,21 Km cada uno.

La determinacion del VNR al 31 de Diciembre de 2016 correspondiente a los activos de
Subestaciones, se realiz6 considerando:

a. VNR aceptado al inicio del periodo tarifario anterior
b. Incorporaciones realizadas en el periodo 2013-2017
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c. Variaciones de costos 2013-2017 considerando valores de referencia actualizados por
indices de precios generales de la economia panamefia como comparaciones con valores con
la base de costos de instalaciones propia del consultor

d. Finalmente, de acuerdo al Articulo 187 del Reglamento de Transmision, los activos de
proyectos estratégicos se consideran Unicamente para remunerar costos de administracion y
de operacion y mantenimiento (ADMTSPi y OMTSPI) con lo cual debe incluirse en el VNR
del Sistema Principal de Transmision.

Se realizaron dos consultas a la empresa de transmision respecto de la evolucion del VNR de
Subestaciones observandose un importante incremento en el mismo como resultado de la variacion
en el nimero de transformadores de medida en estas instalaciones. EI nimero de estos equipos se
incrementa de manera significativa entre el 31 de diciembre de 2012 y el 31 de diciembre de 2016,
pero mas destacable es el precio al cual se incorporan al VNR de Subestaciones. De la consulta a la
base de precios del consultor se determina que estos se encuentran cotizados en promedio un 157%
por sobre el valor de referencia de mercado. Se procedid en este caso a ajustar el VNR de
subestaciones por este item. En los cuadros siguientes se exponen los valores determinados para
ETESA para el sistema principal.

Cuadro N° 18: VNR Subestaciones Sistema Principal de Transmision al 31 Diciembre 2016 seguiin
Solicitud ETESA y VNR Subestaciones Ajustado

VNR SPT VNR SPT TOTAL

SUBESTACION VNR 230 KV VNR 115 KV PRESENTACION ETESA AJUSTADO AJUSTE
PANAMA 1| 39.373.503 15.729.615 68.616.926 55.103.118 -20%
PANAMA 43.197.214 20.315.256 74.612.245 63.512.470 -15%
CHORRERA 24.367.576 33.232.565 24.367.576 -27%
ELHIGO 13.720.068 16.497.053 13.720.068 -17%
LLANO SANCHEZ 47.891.591 61.592.029 47.891.591 -22%
VELADERO 33.344.753 43.112.748 33.344.753 -23%
GUASQUITAS 10.822.833 14.590.211 10.822.833 -26%
MATA DE NANCE 28.652.427 40.191.970 33.920.683 -16%
PROGRESO 13.521.370 15.890.545 13.521.370 -15%
FORTUNA NAVE 3 4.095.975 5.435.918 4.095.975 -25%
LA ESPERANZA NAVE:  4.095.975 5.435.918 4.095.975 -25%
CANAZAS 4.468.634 6.196.967 4.468.634 -28%
CHANGUINOLA 17.015.886 19.938.516 17.015.886 -15%
CACERES .060. 10.181.907 8.060.963 -21%
SANTA RITA 8.720.924 11.419.481 8.720.924 -24%
CALDERA 5.111.030 6.578.910 5.111.030 -22%
TOTAL 284.567.804 63.206.043 433.523.910 347.773.848 -20%

Fuente: Elaboracion propia en base a informacion ETESA (Valores expresados en Balboas)
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Cuadro N° 19: VNR Subestaciones Estratégicas al 31 Diciembre 2016 segun Solicitud ETESA y VNR
Estratégicas Ajustado

VNR CONEXION VNR CONEXION
PRESENTACION ETESA AJUSTADO

VNR CONEXION 230  VNR CONEXION 115

SUBESTACION

CALDERA 2.272.542 2.272.542

BOQUERON I 18.355.413 22.064.533 18.355.413 -17%
SAN BARTOLO 17.573.637 21.486.661 17.573.637 -18%
TOTAL 35.929.050 2.272.542 45.823.735 38.201.592 -18%

Fuente: Elaboracion propia en base a informacion ETESA (Valores expresados en Balboas)

2. EQUIPAMIENTO ASIGNADO TOTALMENTE A LA DEMANDA

El proyecto de la Tercera Linea de Transmision (Veladero —Llano Sdnchez — Chorrera - Panama
I1) se considera como parte de los activos existentes en el clculo del Ingreso Maximo Permitido
debido a que dicho proyecto se encuentra en operacion al momento del presente estudio tarifario.
Los costos relacionados con este proyecto que se consideran son los siguientes:

Cuadro N° 20: Costos del Proyecto

Tercera Linea de Transmisién (Veladero —Llano Sanchez — Chorrera - Panama Il)

Contrato Costo ITBM Total
Administracion de la obray EIA 44.1 3.1 47.2
Avalulos, Negociacién y Movilizacién 6.3 0.4 6.7

Servidumbre 17.4 1.2 18.6
Linea de Transmision 128.4 9.0 137.4
Ampliacién S/E Veladero 8.1 0.6 8.7

Ampliacion S/E Llano Sanchez 9.6 0.7 10.2
Ampliacion S/E Chorrera 10.6 0.7 11.3
Ampliacion S/E Panama 4.5 0.3 4.8

Sub Total 228.9 16.0 244.9
Intereses durante Construccién 37.8 2.7 40.5
Servidumbre Etesa 42.8 42.8
Ajuste por Eficiencia Servidumbre total -10.2 -10.2
Costos Indirectos 27.6 27.6
Total 326.9 18.7 345.6

Fuente: Elaboracion propia en base a informacién ETESA (Valores expresados en Balboas)

El costo de este proyecto se ha revisado desde el punto de vista de la eficiencia en los costos indirectos
y los costos de servidumbre negociados y pagados para el proyecto. En los cuadros siguientes se
muestran los resultados de la revision realizada a estos dos conceptos:

Los costos indirectos regulados como eficientes para las actividades de disefio (3%), ingenieria (4%),
administracion (4%) e inspeccion (5%) resultan distribuidos por tramo de la siguiente manera:
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TRAMO 1

Cuadro N° 21: Costos Indirectos del Proyecto

Tercera Linea de Transmision (Veladero —Llano Sanchez — Chorrera - Panama I1)

110

Torres de
Transmision
47.56

Apliacion S/E
Veladero

8.10

Costo Directo

Apliacién S/E Llano
Sanchez
4.78

Apliacion S/E
Panama Il

Total Costo
Directo
60.44

Total Costo
Directo con
ITBMS
64.67

Costo Indirecto

16%

10.35

TRAMO 2

143

61.82

4.78

71.89

76.92

12.31

TRAMO 3

19.02

4.50

28.81

30.83

4.93

TOTAL

297

128.40

8.10

9.56

4.50

161.14

172.42

27.59

Fuente: Elaboracion propia en base a informacion ETESA (Valores expresados en Balboas)

En cuanto al pago por concepto de servidumbres se realiz6 un analisis de eficiencia de los precios
negociados/ pagados para los 841 predios informados por ETESA, con el fin de determinar el monto
a reconocer. El criterio utilizado para el analisis corresponde a lo siguiente:

e EIl proyecto se dividio en los tramos descritos como 1, 2 y 3, de acuerdo a informacion
suministrada por ETESA.

e Seorganizaron los predios de acuerdo a la continuidad del tramo desde Veladero hasta la Llano
Sanchez para el tramo 1, luego de alli hasta La Chorrera para el tramo 2 y finalmente La
Chorrera hasta Panama para el tramo 3.

e Se dividieron los tramos en subtramos o subgrupos de predios, atendiendo la continuidad del
tramo y las variaciones en los precios.

e Para cada subtramo se calculo el precio que representa al subgrupo. Este valor se obtuvo como
el precio que incluye al menos al 70% de los predios dentro del subtramo.

e Se reconocen los precios de servidumbre pagados o negociados por predio, calculados para
cada predio en B/. /metro?, hasta el precio tope establecido para el subtramo al que pertenece.

¢ No se ajustaron los montos pactados mediante informe de perito dirimente de la ASEP.
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Utilizando la metodologia descrita se realiza un ajuste al costo de la servidumbre informada para este

proyecto por un monto de B/. 10.2 millones, de acuerdo a los siguientes cuadros:

Cuadro N° 22: Costos por servidumbres

Tercera Linea de Transmision (Veladero —Llano Sanchez — Chorrera - Panama I1)

Tramo 1: Veladero — Llano Sanchez

Tramo 1 Precio t‘;‘::% g:?;d::: d?(l);nenos al Ajustes realizados
Subtramos Can::edad Mt.:mtos Precio2 Can;;dad Con precios i Monto
predios negociadosen| B/./m predios entreB/./ m AjustadO

1 64 1,391,981 2.87 18 2.87-20.69 | 275,932.37
2 43 2,547,257 17.85 12 17.85-66.17 | 295,482.75
3 70 2,095,368 2.73 11 2.73-43.47 | 395,314.47
4 58 863,295 1.58 11 1.58-8.48 158,465.61
5 43 345,483 0.88 12 0.88 - 6.99 91,328.30
6 54 482,899 1.68 14 1.68-12.46 58,118.49

Total Tramo 1 332 7,726,283 78 1,274,642.00

Cuadro N° 23: Costos por servidumbres
Tercera Linea de Transmision (Veladero —Llano Sanchez — Chorrera - Panama I1)

Tramo 2: Llano Sanchez — Chorrera

Tramo 2 Precio tope - Considera ?I menos al 70% Ajustes realizados
de los predios
. . . Con precios
Subtramos Cantlda.\d Mc'mtos Precmz Cantlda.d entrz B/./ | Monto Ajustado
de predios | negociadosen | B/./m? | de predios m?
1 30 872,354 4.2 7 4.2-27.2 176,235
2 29 1,094,952 7.5 7 7.5-57.6 217,831
3 29 2,072,287 6.7 9 6.7 -34.6 405,679
4 30 1,320,448 5.9 4 5.9-37.0 66,640
5 30 2,607,119 10.4 5 10.4-79.8 961,627
6 28 2,777,930 13.4 9 13.4-28.0 524,855
7 27 1,326,348 8.7 8 8.7-17.5 232,494
8 25 998,750 5.8 7 5.8-215 111,069
9 23 3,616,410 17.5 7 17.5-25.9 308,474
10 28 3,331,450 23.8 9 23.8-35.6 235,290
11 30 2,676,267 154 7 15.4-51.5 281,214
12 30 4,485,321 17.5 9 17.5-74.4 742,915
13 29 5,044,130 26.6 4 26.6-59.1 523,437
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Precio tope - Considera al menos al 70%

Tramo 2 . Ajustes realizados
de los predios
14 27 4,374,384 25.5 9 25.5-49.7 943,036
15 29 3,670,175 12.5 6 12.5-22.7 370,122
16 28 2,625,911 8.6 9 8.6-17.9 393,971
17 13 2,829,608 21.0 4 21.0-30.6 245,820
Total Tramo 2 465 45,723,844 120 6,740,708

Fuente: Elaboracion propia en base a informacidn ETESA (Valores expresados en Balboas)

Cuadro N° 24: Costos por servidumbres

Tercera Linea de Transmisién (Veladero —Llano Sanchez — Chorrera - Panama Il)

Tramo 3: Chorrera — Panama

Precio tope - Considera al menos al 70%

Tramo 3 . Ajustes realizados
de los predios
ti . ti . .
Cantidad Montos Precio Cantidad Con precios Monto Ajustado

Subtramos de negociados enB/. | B/./m? de entre B/. / m? en B/
predios & ) ’ predios ’ )

1 21 2,714,074 | 12.45 6 12.45-55.72 1,159,252.02

2 23 3,969,245 | 12.47 6 12.47 - 47.69 1,063,737.48

Total Tramo 3 44 6,683,319 12 2,222,989.50

Fuente: Elaboracion propia en base a informacién ETESA (Valores expresados en Balboas)

Cuadro N° 25: Costo de la servidumbre ajustado

Tercera Linea de Transmision (Veladero —Llano Sanchez — Chorrera - Panama 11)

. Monto Negociado Montos a
Cantidad de L s .
redios Descripcidn de la ubicacion reportado por considerar en
P ETESA en B/. B/.
332 Tramo 1 Veladero - Llano Sanchez 7,726,283 6,451,641
465 Tramo 2 Llano Sanchez - Chorrera 45,723,844 38,983,136
a4 Tramo 3 Chorrera - Panama 6,683,319 4,460,330
841 Totales 60,133,447 49,895,107

Fuente: Elaboracion propia en base a informacidon ETESA (Valores expresados en Balboas)

2. COSTOS POR GENERACION OBLIGADA (CA)

El calculo del Ingreso Maximo Permitido para el Sistema Principal de Transmision contempla los
costos adicionales en concepto de generacion obligada, identificado con un término CA para ser
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asignados a la Generacion y Demanda (CAGyDi) y la Demanda (CADi). EI mismo es un
reconocimiento de costos por generacion obligada u otros costos relacionados a la aplicacion del
criterio n-1 con desconexién automatica de generacion y demanda en el disefio del sistema de
transmision adoptado en el Reglamento de Transmision.

ETESA, no reporto durante el periodo tarifario anterior julio 2013- junio 2017 montos importantes
bajo este concepto por lo que no se han considerado incluirlo en el presente estudio.

3. CREDITO POR LA GENERACION OBLIGADA PAGADA POR LA
RESTRICCION DEL SISTEMA - TERCERA LINEA

Se considera un reconocimiento de una porcion de los costos por generacion obligada y por la
generacion desplazada que ha tenido que afrontar la Empresa de Transmision Eléctrica, S.A en el
periodo de 2015 a 2019 a consecuencia de la demora en la entrada en operacion servicio de la Tercera
Linea de Transmision.

A fin de mitigar la afectacién financiera a ETESA se propone dar un crédito por B/. 48 millones
asignados a la Demanda, el cual debera devolver en los 2 periodos tarifarios siguientes. Este monto
se adicion0 al IMP existente mediante un valor medio semestral de B/. 8 Millones por el lapso de seis
semestres entre el 1° Semestre de 2018 y el 2° Semestre de 2020.

4. RECONOCIMIENTO DE COSTOS DEL PLAN DE EXPANSION Y
COMPRA POTENCIA Y ENERGIA

El Reglamento de Transmision prevé que ETESA debe contratar, con una empresa de reconocido
prestigio en la materia, cada cuatro afios un estudio completo de planificacién de mediano y largo
plazo del sistema de transmision. EI mismo reglamento prevé que los costos de estos estudios seran
reconocidos en el calculo del Ingreso Maximo Permitido y asignados por partes iguales, en los afios
calendarios 2, 3 y 4 del periodo tarifario, de tal manera que el total sea luego trasladado a los Ingresos
Permitidos por afio tarifario. En funcion de ello, en esta oportunidad, se ha previsto un monto de B/.
300,000.00 a ser erogados en los afios 2018, 2019 y 2020 para este periodo tarifario.

También, de acuerdo con lo establecido en el Texto Unico de la Ley 6 y sus modificaciones, ETESA
es la responsable de preparar, en calidad de gestor, los pliegos de cargos y efectuar la convocatoria de
las licitaciones para la compra de energia y/o potencia, la evaluacién y la adjudicacion de los contratos.

En funcion de ello ETESA ha indicado, segun Nota ETE-DGC-GTA-023-2017 de fecha 28 de
septiembre de 2017, que los costos en que ha incurrido para llevar a cabo los antes referidos procesos
licitatorios para el periodo de julio 2013 a junio 2016 ascienden a la suma de B/. 152,588.07. Durante
este periodo se han llevado a cabo 11 procesos licitatorios con un costo promedio estimado de B/.
13,871.64.

En funcién de la situacion actual, se ha estimado que se llevaran a cabo unos 2 procesos durante cada
afio del periodo 2017-2021 con un costo estimado por proceso de B/. 15,000.00. Siendo asi, los costos
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a incorporar son de B/. 30,000.00 para cada afio calendario del periodo tarifario actual. En el afio 2017
y 2021 se incluyen B/. 15,000.00 por considerarse un semestre para cada afo.

5. FACTOR DE ACTUALIZACION DEL IMP

Una vez determinada la tasa de rentabilidad aplicable a la actividad de transmision eléctrica, la cual
fue fijada en el estudio correspondiente a una tasa del 7,76%, corresponde determinar para el calculo
de la rentabilidad sobre activos existentes los factores de actualizacién para para afio tarifario segln
se encuentra definido en el Reglamente de Transmision. En el cuadro siguiente se exponen los factores
obtenidos.

Cuadro N°26: Factor de Actualizacién para Calculo del IMP en Base a Tasa de Rentabilidad
Determinada para Transmision

FACTOR DE ACTUALIZACION jull7-jun18 jull8-jun19 jul19-jun20 jul20-jun21
0,9633 0,8940 0,8296 0,7698

Fuente: Elaboracion propia en base a la Determinacion de la Tasa de Rentabilidad

6. INGRESO MAXIMO PERMITIDO PARA CUBRIR LOS COSTOS DEL
SISTEMA DE TRANSMISION PARA LOS ACTIVOS EXISTENTES

El célculo del Ingreso Mé&ximo Permitido, para el afio calendario (i), asociado a los activos existentes
al 31 de diciembre del ultimo afio tarifario del periodo tarifario anterior (IPSPEi) se realizard de
acuerdo con las siguientes formulas:

IPSPEI = IPSPEGYDi + IPSPEDiI
Donde:

IPSPEGyDi = ADMSPEGYD + OMSPEGyD + ACTBSPEGyYDi * DEP% + ACTBNEEGyYDi *DEP%
+ (ACTNSPEGYDi + ACTNNEEGYDi) *RRT + CAGyDi + CEyCGCGyDi

IPSPEDi = ADMSPED + OMSPED + ACTBSPEDi * DEP% + ACTBNEEDi *DEP% +
(ACTNSPEDiI + ACTNNEED:I) *RRT + CADi + CEyCGCDi

IPSPE;: es el valor del Ingreso Permitido para cubrir los costos del Sistema Principal de transmision
en el afio calendario (i), considerando solo los activos Existentes al 31 de diciembre del ultimo afio
tarifario del periodo tarifario anterior. Si bien los activos son los mismos para cada afo (i) el IPSPEi
resultante sera distinto. Se calculara una sola vez al momento de determinar las tarifas para el periodo
tarifario.

IPSPEGyDi: es el valor del Ingreso Permitido para cubrir los costos del Sistema Principal de
transmision en el afo calendario (i), considerando solo los activos Existentes al 31 de diciembre del
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ultimo afio tarifario del periodo tarifario anterior asignados a la Generacion y a la Demanda. Se
calcularé una sola vez al momento de determinar las tarifas para el periodo tarifario.

IPSPED:I: es el valor del Ingreso Permitido para cubrir los costos del Sistema Principal de transmision
en el afio calendario (i), considerando solo los activos Existentes al 31 de diciembre del ultimo afio
tarifario del periodo tarifario anterior asignados totalmente a la Demanda. Se calculara una sola vez
al momento de determinar las tarifas para el periodo tarifario.

En atencion a que en la revision tarifaria correspondiente al periodo tarifario de julio 2017 a junio
2021 se ha atrasado, y se conoce la terminacion y entrada en operacion de la Tercera Linea, ésta se
considerara en el calculo del IPSPEDi como existente, asignada a la Demanda.

ADMSPEGYD: es el valor del Ingreso Permitido para cubrir los costos de Administracion, del Sistema
Principal de transmision y activos No Eléctricos asociados, de un afio calendario, considerando solo
los activos Existentes al 31 de diciembre del ultimo afio tarifario del periodo tarifario anterior y que
son asignados a la Generacion y a la Demanda. Se calcularéd una sola vez al momento de determinar
las tarifas para el periodo tarifario y resultara el mismo valor para cada afio calendario. Se obtiene de:

ADMSPEGyYD = (ACTSPEGyDef + ACTNEEGyDef) * ADMT%M*

OMSPEGYD: es el valor del Ingreso Permitido para cubrir los costos de Operacion y Mantenimiento
del sistema principal de transmision y activos No Eléctricos asociados, de un afio calendario,
considerando solo los activos Existentes al 31 de diciembre del Gltimo afio tarifario del periodo
tarifario anterior y que son asignados a la Generacion y a la Demanda. Se calculara una sola vez al
momento de determinar las tarifas para el periodo tarifario y resultara el mismo valor para cada afio
calendario. Se obtiene de:

OMSPEGYD = (ACTSPEGyDef+ ACTNEEGyDef) * OMT%M*

ACTSPEGYyDef: es el valor nuevo de reemplazo de los activos fijos eficientes del sistema principal
de transmision, existentes al 31 de diciembre del altimo afo tarifario del periodo tarifario anterior, y
que son asignados a la Generacién y a la Demanda.

ACTNEEGYDef: es el valor nuevo de reemplazo de los activos No Eléctricos eficientes, existentes al
31 de diciembre del ultimo afio tarifario del periodo tarifario anterior, y que son asignados a la
Generacion y a la Demanda. Se calcula, para cada afio calendario como:

ACTNEEGyDef = %NE * ACTSPEGyDef

El porcentaje %NE, con un valor tope del 10%, se obtendra de la relacion entre el valor bruto de los
Activos No Eléctricos con respecto al valor bruto de los Activos Eléctricos segun los registros
contables del ultimo ejercicio econdmico aprobado de la Empresa de Transmision.

ACTBSPEGYD:I: es el valor bruto contable de los activos fijos del sistema principal de transmision a
costo original, calculado como la suma de los valores brutos ACTBSPEGyDI(l) de cada componente
(1) del sistema principal de transmisién considerando solo los activos Existentes al 31 de diciembre
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del ultimo afio tarifario del periodo tarifario anterior, que son asignados a la Generacion y a la
Demanda, y que no se encuentren totalmente depreciados al comienzo del afo calendario (i).

ACTBNEEGYD:: es el valor bruto contable de los activos No Eléctricos a costo original, calculado
como la suma de los valores ACTBNEEGYDI(I) correspondientes a cada componente (I) de los activos
No Eléctricos, considerando solo los activos Existentes al 31 de diciembre del ltimo afio tarifario del
periodo tarifario anterior, que son asignados a la Generacién y a la Demanda, y que no se encuentren
totalmente depreciados al comienzo del afio (i).

El porcentaje (%NE) obtenido de la relacion entre el valor bruto de los Activos No Eléctricos con
respecto al valor bruto de los Activos Eléctricos segun los registros contables, considerando para
ambos solo los activos existentes al 31 de diciembre del ultimo afio tarifario del periodo tarifario
anterior, no debera superar un valor tope del 10%. En caso de superarlo se ajustara el valor del
ACTBNEEGYDI tal que el porcentaje resultante sea el 10%.

ACTNSPEGYyDI es el valor neto contable para el afio calendario (i) de los activos fijos del sistema
principal de transmision a costo original, calculado como la suma de los valores ACTNSPEGyDi(l)
correspondientes a cada componente (I) del sistema principal de transmision considerando solo los
activos Existentes al 31 de diciembre del ultimo afio tarifario del periodo tarifario anterior y que son
asignados a la Generacion y a la Demanda.

ACTNNEEGYD:: es el valor neto contable para el afio calendario (i) de los activos No Eléctricos a
costo original, calculado como la suma de los valores ACTNNEEGyDI(I) correspondientes a cada
componente (l) de los activos No Eléctricos considerando solo los activos Existentes al 31 de
diciembre del Gltimo afio tarifario del periodo tarifario anterior y que son asignados a la Generacion
y a la Demanda. En caso que se haya ajustado el valor del ACTBNEEGYDI por exceder el porcentaje
del 10%, el mismo porcentaje de ajuste se aplicara a ACTNNEEGyDi.

DEP%: Es la tasa lineal de depreciacién en la vida dtil del activo. Su valor dependera del tipo de
activo (sistema principal o No Eléctricos) pudiendo variar incluso dentro de ellos.

RRT: Es la tasa de rentabilidad regulada de la Empresa de Transmision segun lo establece el Articulo
96 del Texto Unico de la Ley 6.

CAGyDi y CAD:i: Son los costos de generacion obligada u otros costos adicionales del Mercado
Mayorista de Electricidad relacionados a la aplicacion del criterio de seguridad n-1 adoptado en este
Reglamento, correspondientes al afio calendario i, requeridos cuando el equipamiento de transmision
eficiente esta indisponible y cumple con los niveles de confiabilidad establecidos. Estos costos deben
cubrir la generacion obligada esperada requerida en el Sistema Principal de Transmision en los
despachos programados para el periodo tarifario en la condicion de sistema de transmision completo
y en la condicion de sistema de transmision con elementos indisponibles, considerando la probabilidad
correspondiente. Para su determinacion se debera considerar tanto los activos existentes al 31 de
diciembre del dltimo afo tarifario del periodo tarifario anterior y que son asignados tanto a la
Generacion y a la Demanda como totalmente a la Demanda, y los activos que se preveé ingresaran en
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cada afio calendario segun el Plan de Expansion de la Transmision elaborado por la Empresa de
Transmision y aprobado por la ASEP.

La Empresa de Transmision debera presentar los procedimientos y metodologias empleadas para su
estimacion a la aprobacion de la ASEP.

Adicionalmente se incluiran los costos de libranzas asociados, sobrecostos de operacion en la
construccién de los proyectos definidos y aprobados en el Plan de Expansion hasta un valor maximo
y que hayan sido realmente incurridos. Este valor maximo es el que fue considerado por la Empresa
de Transmision como tal, en la evaluacion econémica de la alternativa de expansion de transmision
que resultd elegida. En tal sentido dichos costos deberan ser identificados por la Empresa de
Transmision en el Plan de Expansion anualmente.

El total de costos determinados para este concepto, debe ser distribuido entre la Generacion y
Demanda (CAGyDi) y la Demanda (CAD:I), en las proporciones que, en oportunidad de cada revision
tarifaria, dispondra la ASEP.

CEyCGCGyDi y CEyCGCDi: Estos términos consideraran, para cada afio calendario i, los costos de
los estudios que la Empresa de Transmision debe contratar para desarrollar, cada cuatro afios el PEST,
segun lo establecido en el Articulo 64 de este Reglamento; mas los costos que se generen producto de
la gestion de compra de suministro de energia y potencia para los agentes del mercado. En el caso de
los costos necesarios para desarrollar el PEST cada cuatro afos, estos deberan ser asignados, por partes
iguales, en los afios calendarios 2, 3 y 4 del periodo tarifario, de tal manera que el total sea luego
trasladado a los Ingresos Permitidos por afio tarifario.

El total de costos determinados por este concepto debe asignarse a la Generacion y Demanda
(CEyCGCGyDi) y solo a la Demanda (CEyCGCDi), con igual criterio que el utilizado para asignar
los costos CAGyDi y CADI

ADMSPED: es el valor del Ingreso Permitido para cubrir los costos de Administracion, del Sistema
Principal de transmision y activos No Eléctricos asociados, en un afio calendario, considerando solo
los activos Existentes al 31 de diciembre del ultimo afio tarifario del periodo tarifario anterior y que
son asignados totalmente a la Demanda. Se calculara una sola vez al momento de determinar las tarifas
para el periodo tarifario y resultara el mismo valor para cada afio calendario. Se obtiene de:

ADMSPED = (ACTSPEDef + ACTNEEDef) * ADMT%M*

OMSPED: es el valor del Ingreso Permitido para cubrir los costos de Operacion y Mantenimiento del
sistema principal de transmisién y activos No Eléctricos asociados, en un afio calendario,
considerando solo los activos Existentes al 31 de diciembre del Gltimo afio tarifario del periodo
tarifario anterior y que son asignados totalmente a la Demanda. Se calculara una sola vez al momento
de determinar las tarifas para el periodo tarifario y resultara el mismo valor para cada afio calendario.
Se obtiene de:

OMSPED = (ACTSPEDef+ ACTNEEDef) * OMT%M*
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ACTSPEDef: es el valor nuevo de reemplazo de los activos fijos eficientes del sistema principal de
transmision, existentes al 31 de diciembre del Ultimo afio tarifario del periodo tarifario anterior, y que
son asignados totalmente a la Demanda.

ACTNEEDef: es el valor nuevo de reemplazo de los activos No Eléctricos eficientes, existentes al 31
de diciembre del ultimo afio tarifario del periodo tarifario anterior, y que son asignados totalmente a
la Demanda. Se calcula, para cada afio calendario como:

ACTNEEDef = %NE * ACTSPEDef

El porcentaje %NE, con un valor tope del 10%, se obtendra de la relacion entre el valor bruto de los
Activos No Eléctricos con respecto al valor bruto de los Activos Eléctricos segun los registros
contables del dltimo ejercicio econémico aprobado de la Empresa de Transmision.

ACTBSPED:: es el valor bruto contable de los activos fijos del sistema principal de transmision a
costo original, calculado como la suma de los valores brutos ACTBSPED(I) de cada componente (1)
del sistema principal de transmision considerando solo los activos Existentes al 31 de diciembre del
ultimo afio tarifario del periodo tarifario anterior, que son asignados totalmente a la Demanda. Todos
ellos siempre que no se encuentren totalmente depreciados al comienzo del afio (i).

ACTBNEED:: es el valor bruto contable de los activos No Eléctricos a costo original, calculado como
la suma de los valores ACTBNEED:I(I) correspondientes a cada componente (I) de los activos No
Eléctricos, considerando solo los activos Existentes al 31 de diciembre del ultimo afio tarifario del
periodo tarifario anterior, que son asignados totalmente a la Demanda. Todos ellos siempre que no se
encuentren totalmente depreciados al comienzo del afio calendario (i). EI porcentaje (%NE) obtenido
de la relacion entre el valor bruto de los Activos No Eléctricos con respecto al valor bruto de los
Activos Eléctricos segun los registros contables, considerando para ambos solo los activos existentes
al 31 de diciembre del Gltimo afio tarifario del periodo tarifario anterior, que son asignados totalmente
a la Demanda no debera superar un valor tope del 10%. En caso de superarlo se ajustara el valor del
ACTBNEED:I tal que el porcentaje resultante sea el 10%.

ACTNSPEDI es el valor neto contable para el afio calendario (i) de los activos fijos del sistema
principal de transmision a costo original, calculado como la suma de los valores ACTNSPED:I(I)
correspondientes a cada componente (1) del sistema principal de transmision considerando solo los
activos Existentes al 31 de diciembre del ultimo afio tarifario del periodo tarifario anterior y que son
asignados totalmente a la Demanda.

ACTNNEED:I: es el valor neto contable para el afio calendario (i) de los activos No Eléctricos a costo
original, calculado como la suma de los valores ACTNNEED:I(I) correspondientes a cada componente
(1) de los activos No Eléctricos considerando solo los activos Existentes al 31 de diciembre del Gltimo
afio tarifario del periodo tarifario anterior y que son asignados totalmente a la Demanda. En caso que
se haya ajustado el valor del ACTBNEEDI por exceder el porcentaje del 10%, el mismo porcentaje
de ajuste se aplicara a ACTNNEED:.
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De darse la construccién de activos por mecanismos de financiamiento no convencionales, se evaluara
el procedimiento necesario para incorporarlo en el célculo.

Los activos a considerar en cada afio calendario (i) seran los existentes considerando criterios de
eficiencia.

A partir de los valores del Ingreso Maximo Permitido, por afio calendario (i), asociados con la base
de capital de los activos existentes al 31 de diciembre del Gltimo afio tarifario del periodo tarifario
anterior, tanto asignados a la Generacién y a la Demanda (IPSPEGyDi) como totalmente a la demanda
(IPSPED:I), resultaran los respectivos valores por afio tarifario (j) a partir de:

IPSPEGyDj = (IPSPEGyDi + IPSPEGYDi-1)/2
IPSPEDj = (IPSPED:i + IPSPEDI-1)/2 + CTPRj
Siendo:

CTPRj: Es la Compensacién Temporal Parcial por Restriccion asignada al afio tarifario (j). Aplica
solo para el periodo tarifario entre el 01 de Julio de 2017 y el 30 de Junio de 2021. Tiene relacion con
los costos por generacion obligada y por generacion desplazada que ha debido afrontar la Empresa de
Transmision a consecuencia de la demora en la entrada en servicio de la Tercera Linea de Transmision.
La ASEP determinara, en oportunidad de la revision tarifaria, los montos a incluir. Es un costo
asignado totalmente a la Demanda.

Donde para un afio tarifario (j) los afios (i) e (i-1) son los afios calendarios abarcados por tal afio
tarifario (j) que va del 1 de julio del afio (i-1) al 30 de junio del afio (i).

A partir de ellos se determinara el Valor Presente Neto de cada uno IPSPEGYD e IPSPED para todo
el periodo tarifario, asi como un valor anual a partir de la anualizacion de los mismos (IPSPEGyDja
e IPSPED]ja).

En oportunidad de cada revision tarifaria debera presentarse el Ingreso Maximo Permitido por los
activos existentes desagregado en IPSPEGyYD e IPSPED y también por nivel de tension.

Segun la metodologia de calculo de acuerdo al Reglamento de Transmision y sus modificaciones
propuestas, se determina a continuacion el Ingreso Maximo Permitido a partir de los componentes y
datos definidos en las secciones previas. En este sentido, se calcula el ingreso maximo permitido para
los activos existentes asignados a la Generacion y Demanda y para los activos asignados totalmente a
la Demanda (Tercera Linea de Transmision). Como se observa en los cuadros siguientes, se determina
asi:

Gastos de Administracion (a partir del comparable determinado)

Gastos de operacion y mantenimiento (a partir del comparable determinado)

Depreciacion (a partir de tasa de depreciacion determinada)

Rentabilidad sobre activos, sean estos asignados a Generacion y Demanda, Demanda (segun
tasa de rentabilidad determinada - RRT)

el NS

INGRESO MAXIMO PERMITIDO PARA LA EMPRESA DE TRANSMISION ELECTRICA, S.A. 31



Cuadro N° 27: IMP para Activos Existentes Asignados a Generacion y Demanda

IMP de ACTIVOS EXISTENTES. Asignadosa Gy D

Operacién y Mantenimiento 15,768 15,768 15,768 15,768 15,768
Administracion 6,316 6,316 6,316 6,316 6,316
Depreciacion 15,474 15,474 15,474 15,474 15,474
Rentabilidad sobre Activos 15,851 14,650 13,449 12,248 11,047
Generacion Obligada - - - - -
Estudio PEST y por gestion de compra de potencia y energia 15 130 130 130 15
Total 53,424 52,338 51,137 49,936 48,620
Fuente: Elaboracion propia en base a Modelo IMP (Valores expresados en Miles de Balboas)
Cuadro N° 28: IMP para Activos Asignados a la Demanda
IMP de ACTIVOS EXISTENTES. Asignados a D 2017 2018 2019 2020 2021
Operacién y Mantenimiento 3,418 6,821 6,821 6,821 6,821
Administracién 1,369 2,732 2,732 2,732 2,732
Depreciacion 6,031 12,036 12,036 12,036 12,036
Rentabilidad sobre Activos 13,434 26,341 25,407 24,473 23,539
Crédito por Restriccion Tercera Linea - 16,000 16,000 16,000 -
Estudio PEST y por gestion de compra de potencia y energia
Total 24,251 63,930 62,996 62,062 45,128

Fuente: Elaboracién propia en base a Modelo IMP (Valores expresados en Miles de Balboas)
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SISTEMA DE CONEXION

1.

Base de Capital del Sistema de Conexién

La Base de Capital correspondiente al Sistema de Conexidn para cada afio del periodo tarifario 2013-2017
resulta de la suma de los valores eficientes al inicio del periodo mas las inversiones, bajas de activos y
depreciaciones correspondientes a los afios del Periodo Tarifario. Es decir, resulta de la suma de los siguientes
componentes:

a. Activos del Sistema de Conexidn en libros al 31 de diciembre del 2012, ajustando las capitalizaciones

del periodo 2009-2012 de acuerdo a criterios de eficiencia establecidos en el Régimen.
Los activos del Sistema de Conexion que se incorporan en el periodo tarifario, de acuerdo al

Plan de Inversiones de ETESA.

® o 0T

Los retiros de activos previstos por ETESA.
Las depreciaciones correspondientes al periodo.

El cuadro siguiente se presenta el valor de los activos de transmisidn correspondientes al Sistema de Conexion

al 31 de diciembre de 2012, de acuerdo a la informacion contable presentada por ETESA:

Cuadro N° 29: Bienes e Instalaciones en Servicio al 31 de diciembre de 2016

CONEXION
SUBESTACIONES
230 KV
PATIO 230 KV LLANO SANCHEZ (2 CUCHILLAS MOTORIZADAS DE 230 KV Y 2
TRFOS 230/115/34.5 KV)
PATIO 230 KV-CHORRERA (3 INTERRUPTORES DE 230KV Y 2 TRAFOS
230/115/34.5 KV)
PATIO 230/34.5 KV - LAS GUIAS
115 KV
PATIO 115 KV-CHARCO AZUL
PATIO 115 KV-LLANO SANCHEZ
PATIO 115 KV-PROGRESO
345KV
PATIO 34.5 KV-CHORRERA
PATIO 34.5 KV-LLANO SANCHEZ
PATIO 34.5 KV-MATA DE NANCE
PATIO 34.5 KV-PROGRESO
PATIO 34.5 KV-CHANGUINOLA
LINEAS
115 KV
L/T 115 KV-CALDERA-ESTRELLA-17
L/T 115 KV-CALDERA-LOS VALLES-18
L/T 115 KV-CALDERA-PAJA DE SOMBRERO-19
L/T 115 KV-PROGRESO-CHARCO AZUL-25

30.496.960
27.288.206
12.261.841

5.375.314

5.575.414
1.311.113
6.980.152
1.366.157
4.644.474
969.521
8.046.213
5.198.137
899.071
567.109
476.977
904.919

3.208.754
562.710
787.490

41.700

1.816.854

15.730.142
13.475.314
1.465.418

656.226

654.267
154.926
6.013.751
1.258.172
3.829.116
926.462
5.996.144
4.632.054
624.246
183.758
392.340
163.746

2.254.829
396.091
159.570

41.435

1.657.733

14.766.818
13.812.892
10.796.423

4.719.089

4.921.147
1.156.187
966.401
107.984
815.357
43.059
2.050.069
566.083
274.825
383.351
84.637
741.173

953.925
166.619
627.920

265
159.121

2.

Fuente: Elaboracién propia en base a informacién ETESA (Valores expresados en Balboas)

Base de Capital inicial del Sistema de Conexién

La Base de Capital inicial al 31 de diciembre de 2016 correspondiente al Sistema de Conexion resulta de la
suma de los valores eficientes aceptados al inicio del anterior Periodo Tarifario méas las inversiones, bajas de

activos y depreciaciones entre los afios 2013 a 2017.
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Es importante destacar que en el afio 2012 ETESA realiz6 una reclasificacion de activos desde la cuenta
Conexion hacia el Sistema Principal por un monto de B/. 5.220.609, lo que produce una disminucion de los
valores brutos y netos de la cuenta Conexion a diciembre de 2012.°

El siguiente cuadro presenta el valor total de los activos de ETESA, correspondientes al Sistema de Conexién,
al 31 de diciembre de 2016, de acuerdo a la informacion contable plasmada en los Estados Financieros y
Regulados de la compafiia.

Cuadro N° 30: Base Bruta y Neta del Sistema de Conexion de ETESA al 31 de Diciembre 2016

Base Bruta Base Neta

CUENTAS SISTEMA CONEXION 31-Dic-2016 31-Dic-2016
Terrenos 770.837,1 770.837,1
Edificios y Mejoras 138.192,2 20.467,2
Servidumbre 8.591,4 5.400,4
Equipo Eléctrico Auxiliar 219.682,0 60.784,0
Equipo de Subestaciones 6.370.591,1 2.009.896,1
Torres y Accesorios 2.037.750,8 196.822,3
Conductores aéreos y accesorios 799.150,6 397.694,6
Transformadores de Lineas 19.353.808,2 10.788.980,2
Equipos de Proteccion y Control 612.014,2 365.310,2
TOTAL 30.496.959,6 14.766.818,5

Fuente: Elaboracion propia en base a informacion ETESA (Valores expresados en Balboas)

3. Base de Capital del Sistema de Conexion para el periodo tarifario

Para determinar la Base de Capital correspondiente al Sistema de Conexién a aplicar durante el Periodo
Tarifario corresponde agregar a los valores existentes al 31 de diciembre de 2016 las inversiones y bajas
previstas y las depreciaciones correspondientes.

v Activos que se incorporan a la Base de Capital en el Periodo 2013-2017
Los activos que se incorporan a la Base de Capital del Sistema de Conexion corresponden a las inversiones
del Plan de Expansiéon para el periodo 2017 — 2021 propuesto por ETESA. En esta instancia no se consideran
inversiones proyectadas bajo este rubro.

v" Retiro de Activos
No se han previsto retiros de activos del sistema de Conexion para el periodo 2017-2021.

v Evolucién de la Base de Capital
En funcion de los activos al 31 de diciembre de 2016 reconocidos Yy las adiciones previstas para el periodo
2013-2017, se presenta en el cuadro siguiente la evolucion proyectada para la Base de Capital del Sistema de
Conexion de Transmision.

5 Correspondientes al traspaso de los activos del Patio 115 kV- Panama Il que incluyd las salidas en 115 kV Panama-Loceria y el Patio
230 kV Panama Il que incluyd tres interruptores y dos transformadores.
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Cuadro N° 31: Inversiones previstas del Sistema de Conexion 2017-2021

SISTEMA DE CONEXION 4,052 6,327 2,078 2,849
REEMPLAZO T1 S/E LLANO SANCHEZ 100 MVA 633
REEMPLAZO T2 S/E CHORRERA 100 MVA 2,768 894
REEMPLAZO T2 S/E LLANO SANCHEZ 100 MVA 3,746 323
REEMPLAZO T1 S/E CHORRERA 100 MVA 0 1,220 2849
REEMPLAZO INTERRUPTORES S/E PROGRESO 34.5 KV 43
REEMPLAZO INTERRUPTORES S/E CHORRERA 34.5 KV 350 150
REEMPLAZO CUCHILLAS MOTORIZADAS S/E LL. SANCHEZ 115 KV 95
REEMPLAZO CUCHILLAS MANUALES S/E LL. SANCHEZ 115 KV 141
REEMPLAZO PARARRAYOS S/E LLANO SANCHEZ 115 Y 34.5 KV 2
REEMPLAZO PTs S/E LL. SANCHEZ 34.5 KV 88
REEMPLAZO PTs S/E PROGRESO 34.5 KV
REEMPLAZO PTs S/E MATA DE NANCE 34.5 KV 0 56 2
REEMPLAZO CTs S/E LLANO SANCHEZ 115 Y 34.5 KV 809
AMPLIACION PATIO 34.5 KV S/E LLANO SANCHEZ i 32 3id
Fuente: Elaboracion propia en base a informacion ETESA (Valores expresados en Miles de Balboas)
Cuadro N° 32: Activos Reconocidos del Sistema de Conexion 2017-2021
2017 2018 2019 2020 2021
Tasa de depreciacion 2.4% 2.4% 2.4% 2.4% 2.4%
Tasa de depreciacion retiros 2.0% 2.0% 2.0% 2.0% 2.0%
Activos brutos al comienzo del afio 30,496,960 30,496,960 30,496,960 30,496,960 30,496,960
Activos netos al comienzo del afio 14,766,818 14,027,581 13,288,344 12,549,107 11,809,870
Depreciacion Anual (739,237) (739,237) (739,237) (739,237) (739,237)
Retiros
Activos brutos al final del afio 30,496,960 30,496,960 30,496,960 30,496,960 30,496,960
Depreciacién Acumulada (16,469,378)  (17,208,615)  (17,947,853)  (18,687,090)  (19,426,327)
Activos netos al final del afio 14,027,581 13,288,344 12,549,107 11,809,870 11,070,632
Inversiones 2017 2018 2019 2020 2021
Inversién anual 4,052,000 6,327,000 2,078,000 2,849,000 -
Inversion (proporcional) 2,719,836 4,246,890 1,394,822 718,104 -
Tasa de depreciacion 3.5% 3.5% 3.5% 3.5% 3.5%
Activos netos al comienzo del afio - 3,956,806 9,993,345 11,659,261 14,047,132
Depreciacion Anual (95,194) (290,461) (412,084) (461,129) (535,710)
Activos netos al final del afio 3,956,806 9,993,345 11,659,261 14,047,132 13,511,422
Activos brutos al final del afio 4,052,000 10,379,000 12,457,000 15,306,000 15,306,000
Depreciacion Acumulada (95,194) (385,655) (797,739) (1,258,868) (1,794,578)
ACTIVOS BRUTOS CONEXION TRANSPORTE 34,548,960 40,875,960 42,953,960 45,802,960 45,802,960
ACTIVOS NETOS CONEXION TRANSPORTE 17,984,387 23,281,689 24,208,368 25,857,002 24,582,055
Depreciacién (834,431) (1,029,698) (1,151,321) (1,200,366) (1,274,947)

Fuente: Elaboracion propia en base a informacion ETESA (Valores expresados en Balboas)

Cuadro N° 33: Activos Reconocidos del Sistema de Conexién 2017-2021

SUBESTACION

VNR PRESENTACION ETESA

CONEXION

CHORRERA 19,223,807 7,823,279 30,376,475
ELHIGO 2,303,421 3,497,719
LLANO SANCHEZ 15,545,375 4,453,567 1,966,099 24,044,635
MATA DE NANCE 5,651,073 5,651,073
PROGRESO 840,375 4,124,072 5,325,934
CHANGUINOLA 149,234 EEEEEEEE 1,784,883 1,934,117
CHARCO AZUL 1,736,435
TOTAL 38,062,214 6,190,002 21,349,405 72,566,388
Fuente: Elaboracién propia en base a informacién ETESA (Valores expresados en Balboas)
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4. Activos brutos eficientes para el calculo de gastos de administracion y explotacién

Se determin6 el VNR al 31 de Diciembre de 2016 correspondiente a los activos de conexion los
cuales se presentan en los cuadros siguientes:

Cuadro N° 34: VNR Subestaciones de Conexion

SUBESTACION VNR VNR VNR VNR PRESENTACION ETESA VNR CONEXION

CONEXION 230KV 34KV AJUSTADO
CHORRERA 19,223,807 30,376,475 27,047,086
ELHIGO 2,303,421 3,497,719 2,303,421
LLANO SANCHEZ 1,966,099 24,044,635 21,965,042
MATA DE NANCE 5,651,073 5,651,073 5,651,073
PROGRESO 840,375 4,124,072 5,325,934 4,964,447
CHANGUINOLA 149,234 1,784,883 1,934,117 1,934,117
CHARCO AZUL ,736, 1,736,435 1,736,435
TOTAL ,062, 6,190,002 ,349, 72,566,388 65,601,621

Fuente: Elaboracion propia en base a informacion ETESA (Valores expresados en Balboas)
Cuadro N° 35: VNR Lineas de Conexion
Ao Longitud Longitud por VNR Aceptado  VNR ETESA 2017
115-17 CALDERA - LA ESTRELLA 1979 5.80 5.80 983,541 1,037,997
115-18 CALDERA - LOS VALLES 1979 2.00 2.00 339,152 362,898
115-19 CALDERA - PAIA DE SOMBRERO 1982 0.50 0.50 84,788 89,482
115-25 IPROGRESO - CHARCO AZUL 1988 30.00 30.00 5,087,282 5,443,471

Fuente: Elaboracion propia en base a informacion ETESA (Valores expresados en Balboas)

5. Ingreso maximo permitido para el sistema de conexion

Los ingresos maximos permitidos a la Empresa de Transmision para recuperar los costos de conexion
del sistema de transmision en el afio calendario (i) se calculan de acuerdo con la siguiente formula:

IPCTi = ADMCTi + OMTCTi + ACTCTi * DEP% + ACTNCTi * RRT
Donde:

IPCTi es el valor de los ingresos permitidos para cubrir los costos de conexion al sistema principal de
transmision en el afio calendario (i) del periodo tarifario.

ADMCTI: es el valor de los ingresos permitidos por costos de administracion de las conexiones al
sistema de transmision en el afio calendario (i) del periodo tarifario.

OMTCTI: es el valor de los ingresos permitidos por costos de operacion y mantenimiento de las
conexiones al sistema de transmision en el afio calendario (i) del periodo tarifario.

ACTCTi: es el valor bruto de los activos fijos de conexidn a costo original, correspondientes al afio
calendario (i), calculado como la suma de los valores ACTCTm correspondientes a cada componente
(m) en cada afo, donde m se extiende a todos los activos utilizados para la conexion de los agentes al
sistema principal de transmision.
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ACTNCT:i: es el valor neto de los activos fijos de conexidn a costo original, correspondientes al afio
calendario (i), calculado como la suma de los valores ACTNCTm correspondientes a cada
componente (m) en cada afio, donde m se extiende a todos los activos utilizados para la conexion de
los agentes al sistema principal de transmision.

DEP%: la tasa lineal de depreciacion en la vida dtil del activo.

RRT: la tasa de rentabilidad regulada de la Empresa de Transmision segun lo establece el Articulo 96
del Texto Unico de la Ley 6.

Segun la metodologia de calculo de acuerdo al Reglamento de Transmision, se determina el ingreso
maximo permitido a partir de los componentes descritos, considerando lo siguiente:

1. Gastos de Administracion (a partir del comparable determinado)

2. Gastos de operacion y mantenimiento (a partir del comparable determinado)

3. Depreciacion (a partir de tasa de depreciacion determinada)

4. Rentabilidad sobre activos, sean estos asignados a Generacion y Demanda, Demanda (segun
tasa de rentabilidad determinada - RRT)

Cuadro N° 36: IMP para Activos del Sistema de Conexion

CONEXION 2017 2018 2019 2020 2021

Operacién y Mantenimiento 1,295 1,375 1,500 1,541 1,597
Administracion 519 551 601 617 640
Depreciacién 834 1,030 1,151 1,200 1,275
Rentabilidad sobre Activos 1,146 1,396 1,807 1,879 2,007
Total 3,794 4,351 5,059 5,237 5,519

Fuente: Elaboracion propia en base a Modelo IMP (Valores expresados en Miles de Balboas)
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PARTE II: INGRESO MAXIMO PARA CUBRIR LOS COSTOS DEL SERVICIO DE
OPERACION INTEGRADA

CAPITULO I: EMPRESAS COMPARADORAS PARA EL CND

Para determinar el IMP del CND se determinan indicadores eficientes a partir de las siguientes
relaciones:

e Larelacion eficiente de salarios entre la empresa que brinda el SOl y la empresa que brinda el
servicio de transmision
e Larelacion eficiente entre los gastos totales y los gastos salariales

Los valores de estas relaciones son muy dispares entre los casos analizados (XM, COES, CDEC-SIC)
y entre afios de una misma empresa, no existiendo una estructura definida. Sin embargo, el indicador
sintético que resume ambas relaciones muestra similitud entre empresas, tal como se aprecia en el
siguiente cuadro:

Cuadro N° 37: Indicadores de eficiencia. Resumen

Concepto XM COES CDEC-SIC Promedio
2013-2016 2013-2016 2013-2015

Relacion Costos Totales OED / masa salarial OED 2,31 1,52 1,91 1,91

Relacion gasto salarial promedio OED / gasto salarial

promedio Empresa Transmision 0,87 1,36 1,20 1,15

Relacion Costos Totales OED / masa salarial OED con

salarios Empresa Transmision 1,99 2,08 2,30 2,12

Nota: OED: Organismo Encargado del Despacho

Consecuencia de lo anterior, resulta adecuado considerar el indicador sintético en lugar de determinar
cada uno de sus componentes por separado. A su vez, debido a que este indicador sintético muestra
similitud entre las empresas analizadas, se recomienda considerar el promedio de los casos analizados:
2,121.

Con el fin de desglosar las relaciones de manera similar a revisiones tarifarias anteriores, y asumiendo
que el costo medio del personal del CND es un 47% mayor al de ETESA (para evitar la excesiva
rotacion del personal del CND) se proponen los siguientes porcentajes a reconocer:

e 47,0% para el gasto de personal medio respecto al valor medio de ETESA,
e 44,3% por sobre los gastos de personal del CND para contemplar los otros gastos necesarios
para el funcionamiento del CND (excluidas inversiones).
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El siguiente cuadro resume estos resultados:

Cuadro N° 38: Indicadores de eficiencia adoptados

Indicador % factor
Relacion salarial 47,0% 1,470
Relacion de costos totales y salariales 44,3% 1,443
Relacion Costos Totales OED / masa salarial OED con salarios Empr Transm
(*) 2,121

* Producto del factor de relacion salarial y el de relacion de costos totales y salariales.
El andlisis detallado se muestra en el ANEXO Il de este informe.

CAPITULO II: INGRESO MAXIMO PERMITIDO PARA CUBRIR LOS COSTOS DEL
SERVICIO DE OPERACION INTEGRADA.

El valor presente del Ingreso Permitido por el Servicio de Operacion Integrada (IPSOI) a la fecha base
de calculo sera igual a:

IPSOI; = IPHM,; + IPCND;

Donde;:

€699

IPHM;: Es el ingreso asignado al servicio de Hidrometeorologia para el afio tarifario “j”.

(1342

IPCND;: Es el ingreso asignado al Centro Nacional de Despacho para el afio tarifario j”.

A continuacion se presentan los analisis y calculos realizados para ambos conceptos.

1. INVERSIONES Y GASTOS OPERATIVOS DE LA DIRECCION DE
HIDROMETEOROLOGIA

Segun el Articulo 209 del Reglamento de Transmision el IMP por el servicio de Hidrometeorologia,
esto es, la Direccién de Hidrometeorologia dependiente de ETESA, sera fijado contemplando lo
dispuesto en el articulo 71 del Texto Unico de la Ley N° 6 del afio 1997. Segun el citado articulo
ETESA debera contar con recursos propios provenientes de los cargos por el acceso y uso de la red
de transmision, por el servicio de operacion integrada por los servicios de la red meteoroldgica e
hidrolégica y por los estudios basicos que se pongan a disposicion de posibles inversionistas. Los
costos relacionados con la funcion hidroldgica y meteorologica, serdn recuperados como gastos
administrativos de su actividad de operacion integrada, excepto aquellos por los cuales se cobre
directamente a los interesados.

1.1. Proyeccion de Gastos Operativos de la Direccién de Hidrometeorologia

Previo a establecer los costos operativos anuales, se analiza cual ha sido el gasto realizado durante el
periodo tarifario anterior en relacion al previsto en el IMP. Se aprecia que los gastos realizados en el
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periodo tarifario anterior y la cantidad de empleados, han sido considerablemente menores a los
aprobados en la anterior revision tarifaria. El siguiente cuadro muestra estos valores.

Cuadro N°39: Gastos Operativos y Cantidad de Personal de la Direccién de Hidrometeorologia
Ejecutados y Previstos

2013 2014 2015 2016
Gastos Totales (IMP) 2.599.622 2.859.584 3.171.540 3.483.494
Gastos Totales (Estados Financieros) Deflactado 1.982.506 2.161.303 1.993.391 ND
Personal (IMP) 50 55 61 67
Personal (Estados Financieros y Regulados) 47 46 45 41

Fuente: Elaboracion propia en base a ETESA/Hidrometeorologia

Los valores correspondientes a los Estados Financieros han sido deflactados con el indice de Precios
al Consumidor (IPC) para llevarlos a valores comparables con los del IMP. Para determinar los costos
operativos anuales del Servicio de Hidrometeorologia ha sido necesario establecer:

e Laplanta de personal
e El gasto salarial por empleado
e Un porcentaje adicional para cubrir los restantes costos operativos

En cuanto a la planta de personal, se observa que no solo el personal empleado ha sido menor al
aprobado en la Revisién Tarifaria Anterior, sino que ha disminuido sistematicamente a lo largo del
periodo. Teniendo en cuenta esto, y que ETESA no ha entregado proyecciones del personal, se ha
considerado adecuado suponer que durante el Periodo Tarifario 2017 — 2021 se volvera a la dotacion
de empleados vigente en el afio 2013, es decir, el plantel contard con una dotacion de 47 empleados.
En cuanto, a la remuneracion media del personal se observa que el gasto salarial por empleado ha
rondado entre el 85% y el 96% del de ETESA Transmisién como se detalle en el siguiente cuadro.

Cuadro N° 40: Relacién Gasto Salarial Hidrometeorologia y ETESA Transmision

2013 2014 2015 2016

ETESA (transmision, conexién y administracion)

Gastos de Personal (B/.) 8.595.196 10.429.799 8.002.737 ND
Cantidad de personal 299 316 344 376
Gasto de personal unitario mensual (B/.) 2.399 2.748 1.938 ND
Hidrometeorologia

Gastos de Personal (B/.) 1.153.034 1.263.414 1.006.547 ND
Cantidad de personal 47 46 45 41
Gasto de personal unitario mensual (B/.) 2.037 2.306 1.864 ND
Relacién gasto personal CND/ETESA Transm 0,85 0,84 0,96 ND

Fuente: Elaboracion propia en base a ETESA/Hidrometeorologia
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La cantidad de personal de ETESA Transmision se ha estimado a partir del total de empleados
consignados en las memorias de la empresa y de la cantidad de empleados informada por la empresa
para las actividades de Hidrometeorologia. Los valores monetarios son valores corrientes (sin
deflactar).

Teniendo en cuenta lo anterior y que las funciones y nivel de especializacion no justifican que haya
diferencia respecto de los valores medio vigentes para ETESA Transmision, se ha propuesto
considerar los valores medios de ETESA transmision. Con fecha de marzo de 2017 los valores medios
informados por ETESA se muestran en el siguiente cuadro.

Cuadro N° 41: Gastos y Cantidad de Personal del CND, Hidrometeorologiay ETESA (Marzo

2017)
Categoria por ETESA CND HIDROMETEOROLOGIA ETESA Transmision
Puesto
Salario Salario Salario Salario
Enpleese Promedio HGIEEL S Promedio ZulIEELEE Promedio IR Promedio
Gerenciales 37 4.760 6 4.773 5 3.832 26 4.935
Mandos medios 12 3.051 3 3.330 0 0 9 2.958
Supervision 57 2.103 4 3.196 4 1.643 49 2.051
Base 195 1.363 12 1.450 31 1.211 152 1.387
Técnicos 213 1.401 49 1.744 3 1.191 161 1.301
Total 514 1.745 74 2.085 43 1.555 397 1.702

Fuente: Elaboracion propia en base a ETESA/CND/Hidrometeorologia

Como resultado del andlisis anteriormente desarrollado se propone un gasto salarial mensual por
empleado de 1.702 B/./Empleado/Mes. EI monto adicional para cubrir los gastos operativos diferentes
a los gastos salariales se obtuvo a partir de la relacion verificada en los balances 2013 — 2015 (Gltimo
disponible).® De la informacion contable se obtienen los valores detallados en el cuadro siguiente.

Cuadro N° 42: Relacién Gasto Salarial y Otros Gastos de la Direccion de Hidrometeorologia

2013 2014 2015 2016 (p)
Gastos de Personal (B/.) 1.153.034 1.263.414 1.006.547 ND
Total (B/.) 2.031.896 2.273.444 2.100.259 2.236.476
Relacion Gastos Total / Gastos de Personal 1,76 1,80 2,09 ND

Fuente: Elaboracion propia en base a ETESA/Hidrometeorologia

La relacion promedio 2013-2015 indica que otros gastos representan un gasto adicional de 88% por
encima de los gastos salariales. Este valor se propone para la Revision Tarifaria 2017 — 2021. Estos
valores se resumen en el siguiente cuadro:

6 Se cuenta con los Estados Financieros y Regulados 2016 pero con caracter PRELIMINAR sin detalle de Gastos de
Personal para Hidrometeorologia en dicho afio, por lo cual se estima esta relacion de Gastos Totales / Gastos de
Personal sobre la base de informacién definitiva hasta el afio 2015.
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Cuadro N°43: Gastos Operativos Reconocidos para la Direccion de Hidrometeorologia.

2017 2018 2019 2020 2021
Gastos anuales por personal (B/./empleado) 20.424 20.424 20.424 20.424 20.424
Cantidad de personal 47 47 47 47 47
Gastos Operativos Totales 1.813.698 1.813.698 1.813.698 1.813.698 1.813.698

Fuente: Elaboracion propia en base a ETESA/Hidrometeorologia

1.2. Proyeccion de Inversiones de la Direccion de Hidrometeorologia

En principio y segun lo regulado, las inversiones requeridas por el servicio de Hidrometeorologia
deben ser reconocidas como gastos y recuperadas en el mismo periodo tarifario. Previo al analisis del
plan de Inversiones para el periodo 2017 — 2021 propuesto por ETESA para la Direccion de
Hidrometeorologia, se compara lo ejecutado en el actual periodo tarifario en relacion con los valores
reconocidos. Los valores se presentan en el siguiente cuadro.

Cuadro N° 44: Inversiones Solicitadas y Ejecutadas de la Direccion de Hidrometeorologia para el
Periodo Tarifario 2013 — 2017

2013 2014 2015 2016 2017 Total
Solicitado Plan de Inversién 1.706.733 1.540.833 1.982.493 1.118.000 1.197.900 7.545.960
Aprobado RT 2013-2017 645.700 558.700 3.404.160 921.000 896.500 6.426.060
Realizado segun EEFF. 1.100.928 146.238 142.709 - ND 1.389.875

Fuente: Elaboracion propia en base a ETESA/Hidrometeorologia

En la Revision Tarifaria anterior se aprobd el 85% de las inversiones solicitadas y del monto
reconocido sélo se ha ejecutado hasta 2016 el 25%. Fendmeno similar se observo en la revision
tarifaria del periodo 2009 — 2013 en el cual se reconocio solo el 51% de lo solicitado y se habia
concretado a Diciembre de 2012 solo el 70% de lo solicitado. En particular, se reconocio en concepto
de Estaciones Hidrologicas y Meteoroldgicas un total de B/. 1,5 Millones y se concretd de ese total
solo el 58% (B/. 0,88 Millones).

Para el periodo tarifario 2017 — 2021, ETESA solicita un total de inversiones de aproximadamente B/.
18 Millones. ElI mismo fue analizado, observandose que de la misma manera que en el caso del CND
la informacion suministrada se limité a un documento de la propia Direccion de Hidrometeorologia
detallando las razones del Plan de Inversiones 2017-2021 presentado, pero en ningun caso se
acompafa informacion de respaldo que permita sustentar los valores presupuestados en dicho plan.
Al respecto se realizan los siguientes comentarios:

1. Estaciones meteorologicas e hidrologicas - ETESA solicita la adquisicion de 120 estaciones
meteorologicas y 40 hidrologicas, totalizando B/. 6,40 Millones. Al respecto se realizan los
siguientes comentarios:
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v ETESA no justifica la cantidad de estaciones solicitadas

v El costo de cada estacion es superior al solicitado en la revision anterior (B/. 40.000
para las estaciones meteoroldgicas tipo A; anteriormente B/. 30.000 incluyendo
equipos, materiales, estructuras y gastos de instalacion)

Dado lo anterior y el grado de cumplimiento observado en las anteriores revisiones tarifarias, se ha
optado por no aceptar los costos de instalacion de las estaciones meteorologicas manteniendo los
valores de la anterior revision tarifaria y reducir la cantidad pretendida a 2/3 del total solicitado.

2. Vehiculos doble traccion con malacate — ETESA solicita cuatro (4) vehiculos. En la revision
tarifaria anterior se reconocio esta cantidad de vehiculos, pero no se concretd su compra, con
lo que se concluye que ese monto ya ha sido reconocido por lo que no se incluye.

3. Radares Meteoroldgicos - Se solicita la adquisicion de un radar en las localidades de
Chiriqui, Bocas del Toro y Darién por un monto total de B/. 7,5 Millones, lo cual merece los
siguientes comentarios:

v" A pesar de tratarse de una inversion cuantiosa, ETESA no presenta presupuestos de
estas adquisiciones

v En la revision anterior se reconocioé un monto de B/. 2,5 Millones en concepto de
consultoria para seleccion de sitio, adquisicion de terrenos, instalaciones eléctricas y
de comunicaciones. A pesar de ello, no se detectan en los Estados Financieros y
Regulados que se hayan efectivizado tales gastos.

En virtud de lo anterior, no se aceptan estas inversiones hasta que no se haya efectivamente
realizado los estudios preliminares. Por lo tanto, no se reconocen estos conceptos.

4. Otras inversiones. En cuanto a los restantes proyectos (diversos software, instrumental y
sistemas), se opta por reconocer sélo el 40% del monto solicitado. En caso de contarse con
presupuestos de los mismos se reevaluarad cada uno de estos conceptos.

El detalle del presupuesto solicitado por ETESA y el reconocido se presentan en los cuadros
siguientes.
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Cuadro N° 45: Plan de Inversiones Propuesto ETESA para Direccion de Hidrometeorologia

PROPUESTA - PRESUPUESTO DE INVERSION 2017 - 2021 (PROPUEST

CONCEPTO

TOTAL 1 Semestre 2% semestre 2% semestre 2% semestre 1 Semestre 2% semestre 1 Semestre 2% semestre

Estaciones meteoroldgicas

[Adquisici6n de estaciones i 3.600.000,00 900.000,00 900.000,00 900.000,00 900.000,00
Instalacin y puesta en operacion de estaciones meteoroldgicas (Gastos de transporte, materiales, st 1.500.000,00 300.000,00 300.000,00 300.000,00 300.000,00 300.000,00
[Adquisici6n, instalacion y puesta en operacion de un radar meteorolégico, banda C de doble polaridad 2.500.000,00 2.500.000,00
|Adquisici6n, instalacion y puesta en operacion de un radar meteorolégico de dltima i6n. (Boca] 5.000.000,00 5.000.000,00
|Adquisici6n de Vehiculos doble traccién con malacate. 160.000,00 160.000,00
i parael iento de Radio Sondas. 200.000,00 200.000,00
|Adquisicién de Estacion de Recepcion de Imagenes Satelitales GOES—R. 300.000,00 300.000,00
[Adauisicion de un software de i i6n de los sistemas o o 400.000,00 400.000,00
[Adauisicion de un sistema de modelado de prondstico hidroldgico (software) interactivo a corto medi 400.000,00 400.000,00

480.000,00 | [
| 200.000,00 |

480.000,00 |

de estaci idrologi 960.000,00
y puesta en operacién de estaciones hi (Gastos de transporte, materiales, estruct] 400.000,00
|Adquisicién, instalaciones y puesta en operacion de 3 estaciones de calidad del agua.

de sensores de descargas eléctricas y un cerebro

de la icacion para los sensores de descarga eléctrica. 50.000,00 50.000,00
Camaras de vigilancia para eléctricas 8.000,00 8.000,00
Horn de alerta para iones eléctricas 272.000,00 272.000,00

Implementacién de un APPS de Hidrometeorologia.

|Adquisici6n estaciones de radiacion ultravi 150.000,00
Instalacin y puesta en operacion de estaciones de radiacion ultravioleta

|Adquisicion, instalaciones y puesta en operacion de 2 estaciones de calidad del aire. 490.000,00 490.000,00

|Adquisicion de software para la i6n de las curvas Intensidad Duracion ia(IDF) y para la 80.000,00 80.000,00

Consultorfay icion de un sistema de modelado de prondstico de viento interactivo para parques| 150.000,00 150.000,00

Sistema para prediccion numeérica climaticay actuali 50.000,00 50.000,00

Sistema de i6n de escenarios de cambio climdti inistro de un servidor, i 50.000,00 50.000,00

[Adquisicién de estaciones de nivel del mar con sensores meteorologi 6 344.000,00 344.000,00

Remodelacion de Ias oficinas de Hidromet 250.000,00 250.000,00

CONCEPTO [ [ Afio 2017 [ Afio 2018 [ Afio 2019 | Afio 2020 I Afio 2021 |
1 Semestre 2% semestre 1" Semestre 2% semestre 1" Semestre 2% semestre 1" Semestre 2% semestre 17 Semestre 2% semestre

Fuente: ETESA/Hidrometeorologia
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Cuadro N° 46: Plan de Inversiones Ajustado ETESA para Direccion de Hidrometeorologia

PROPUESTA - PRESUPUESTO DE INVERSION 2017 - 2021 (RECONOCIDO)
CONCEPTO PROYECTO Afio 2017 2018 2019 2020
1 Semestre 2% semestre 1 Semestre 17 Semestre 2% semestre 1 Semestre 2% semestre 1 Semestre 2% semestre

Estaciones meteoroldgicas

Adquisicién de estaciones meteorolégicas 2.400.000,00 600.000,00 600.000,00 600.000,00 600.000,00
6n y puesta en operacién de estaciones meteoroldgicas (Gastos de transporte, materiales, est; - - - - - -
Adquisicion, instalacion y puesta en operacién de un radar meteorolégico, banda C de doble polaridad| - -
isicion, i i6n y puesta en operacién de un radar meteorolégico de dltima generacion. (Boca - -
Adquisicion de Vehiculos doble traccién con malacate. - -

Equipamiento para el iento de Radio Sondas. 80.000,00 80.000,00
Adquisicion de Estacion de Recepcion de Imagenes Satelitales GOES—R. 120.000,00 120.000,00
isicion de un software de i i6n de los sistemas 6gicos e hidroldgi 160.000,00 160.000,00
Adquisicion de un sistema de modelado de prondstico hidroldgico (software) interactivo a corto med 160.000,00 160.000,00
Adquisicién de estaciones hidrolégicas 624.000,00 [ 312.000,00 | | 312.000,00 | | [ [ | |
y puesta en operacién de estaci idrol6gicas (Gastos de transporte, iales, estru 260.000,00 [ 130.000,00 | | 130.000,00 | | | [ |
Adquisicion, instalaciones y puesta en operacion de 3 estaciones de calidad del agua. 30.000,00 30.000,00
Adquisicion de sensores de descargas eléctricas y un cerebro 240.000,00 240.000,00
6nde la icacion para los sensores de descarga eléctrica. 20.000,00 20.000,00
Cémaras de vigilancia para subestaciones eléctricas 3.200,00 320000
Horn de alerta para i eléctricas 108.800,00 108.800,00
Implementacion de un APPS de Hidrometeorologia. 20.000,00 20.000,00
Adquisicion estaciones de radiacién ultravioleta 60.000,00 60.000,00
i6n y puesta en operacion de i de radiacién i 4.000,00 4.000,00
Adquisicion, instalaciones y puesta en operacién de 2 estaciones de calidad del aire. 196.000,00 196.000,00
6n de software para la 6n de las curvas. idad Duracién Frecuencia(IDF) y para la 32.000,00 32.000,00
Consultoriay adquisicin de un sistema de modelado de prondstico de viento interactivo para parque: 60.000,00 60.000,00
Sistema para prediccion numérica climéticay 20.000,00 20.000,00
Sistema de Generacion de escenarios de cambio dlimatico (Suministro de un servidor, entrenamiento) 20.000,00 20.000,00
| de estaciones de nivel del mar con sensores 6 137.600,00 137.600,00
Remodelacion de las oficinas de Hidromet 100.000,00 100.000,00
[concepTo | [ [ | | | [ [ [ | | ]
1 Semestre 2% Semestre 1 Semestre 2% Semestre 17 Semestre 2% Semestre 1 Semestre 2% Semestre 1 Semestre 2% semestre

Fuente: Elaboracion propia en base a ETESA/Hidrometeorologia
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2. INVERSIONES Y GASTOS OPERATIVOS DEL CENTRO NACIONAL DE
DESPACHO

De acuerdo al Reglamento de Transmision (CAPITULO XI.1; Articulo 208) las inversiones
requeridas por el Centro Nacional de Despacho (CND) seran reconocidas como gastos y recuperadas
en el periodo tarifario. Toda aquella inversion que supere el monto establecido para inversiones
menores debera tener una aprobacion con una metodologia equivalente a la aprobacion del Plan de
Expansion de Corto Plazo, incluida la consulta publica. Asimismo se regula que el Plan de Inversiones
del CND debera contener:

e Requerimientos de servicios que se incorporaran

e Plan de Inversiones del CND el cual se define como las inversiones programadas en un
horizonte de cinco (5) afios. Por cada inversion a ejecutar se deben elaborar los siguientes
informes:

e Un estudio que justifique la inversion con la indicacion de la fecha de compra y operacion.

e Los costos estimados y su justificacion mediante una comparacion con costos de mercado
(“benchmarking”)

e Estimacion de los beneficios que se obtendran y riesgos que se evitaran como resultado de la
incorporacion de la inversion. La inversion debera asociarse a uno 0 mas procesos que realiza
el CND

2.1. Proyeccion de Gastos Operativos del CND

En relacion a la proyeccion de los gastos operativos del CND se ha considerado que actualmente dicha
dependencia de ETESA cuenta con un total de 76 empleados, pero aun sosteniendo un déficit de
personal respecto de la dotacién ideal que requeriria. En efecto, actualmente segun la informacion
suministrada por el CND cuenta con el siguiente diagnostico de situacion a nivel de recursos humanos.
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Cuadro N° 47: Cuadro de Situacién Recursos Humanos CND

Cantidad Requeridos .
Vacantes . Comentarios
Personas Gerencia (*)

Direccion 8 1 Se requiere un Economista
Gerencias:
Una vacante Especialista en Sistemas Protecciones
. Tres especialistas para cubrir mayores funciones en Mediano
Operaciones 38 1 3 Plazo, nuevas conexiones, estudios adicionales y reuniones
EOR no contemplados normativa.
Mercado Eléctrico 12 2 Actualmente cuentan con dos adscriptos.
La propia gerencia requiere un profesional para
Soporte Técnico 14 2 mantenimiento y uno para programacion.
Ademas, Gerencia Operaciones requiere mayor apoyo.
Normas, Calidad y 4 4 Gerencia nueva en formacion.
Procesos Se requieren cuatro analistas adicionales.
Actualmente el CND dispone de nueve profesionales menos
Total 76 2 1 que los autorizados por IMP 2013-2017
Entre vacantes y nuevos solicitados suman un total de quince
profesionales.

Fuente: elaboracidn propia en base a relevamiento del consultor

Del cuadro anterior se desprende entonces un déficit de trece profesionales en el CND que sumados a
la dotacidn actual proyecta una dotacion total de 89 personas. En este sentido se procedio a considerar
que paulatinamente y hasta mediados del Periodo Tarifario julio 2017 — junio 2021 el CND habria
alcanzado dicha dotacion cubriendo tanto las vacantes abiertas como los requerimientos adicionales a
nivel de Gerencia. En el Cuadro N° 45 se detalla dicha proyeccion de gastos operativos en personal
como también los que se derivan de la aplicacion de los comparadores definidos para la actividad
desarrollada por el CND en términos fisicos y nominales.

2.2. Proyeccion de Inversiones del CND

En cuanto a las inversiones propuestas por el CND en el marco de la Revision Tarifaria, dicha
dependencia no ha cumplido estrictamente segln lo normado por el Reglamento de Transmision en
su Articulo 208. En particular, no ha sido posible verificar mediante documentacion de respaldo
suficiente los valores de las adquisiciones presupuestadas, especialmente en lo referido a las gestiones
para introducir mejoras para el cumplimiento de los objetivos previstos en la Operacion Integrada y
la Administracion del Mercado como también la adquisicion de herramientas y consultorias para
apoyo en la operacion. En el cuadro N° 46 se detalla el Plan de Inversiones semestral propuesto por
el CND para el Periodo Tarifario 2017 — 2021.
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Cuadro N° 48: Proyeccion Semestral de Gastos Operativos Totales para el CND en el Periodo Tarifario 2017 — 2021

RESUMEN GASTOS PROPUESTOS 2°Sem 2017 1°Sem 2018 2°Sem 2018 1°Sem 2019 2°Sem 2019 1° Sem 2020 2°Sem 2020 1° Sem 2021 2° Sem 2021
Incorporaciones Semestrales CND # 0 0 3 3 3 2 2 0 0 0
Cantidad Personal Propuesto para CND # 76 76 79 82 85 87 89 89 89 89
Salario y Otros Costos de Personal B/./Persona/mes 1.702 1.702 1.702 1.702 1.702 1.702 1.702 1.702 1.702 1.702
Sobre Costo Personal CND [%] % 47% 47% 47% 47% 47% 47% 47% 47% 47% 47%
Costo Personal CND B/./Persona/mes 2.502 2.502 2.502 2.502 2.502 2.502 2.502 2.502 2.502 2.502
Gastos anuales del CND en personal B/./Afio 1.140.873 1.140.873 1.185.907 1.230.942 1.275.976 1.305.999 1.336.022 1.336.022 1.336.022 1.336.022
Gastos Personal Reconocidos en Otros Gastos % 44% 44% 44% 44% 44% 44% 44% 44% 44% 44%
Otros Gastos B/. /Afio 505.407 505.407 525.357 545.307 565.257 578.558 591.858 591.858 591.858 591.858
TOTAL GASTOS A RECONOCER AL CND B/. /Afio 1.646.279 1.646.279 1.711.264 1.776.249 1.841.234 1.884.557 1.927.880 1.927.880 1.927.880 1.927.880
TOTAL GASTOS B/. /Afio 1.646.279 1.646.279 1.711.264 1.776.249 1.841.234 1.884.557 1.927.880 1.927.880 1.927.880 1.927.880

Fuente: Elaboracion propia
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Cuadro N° 49: Proyeccion Semestral de Inversiones Propuestas para el CND en el Periodo Tarifario 2017 — 2021

Q
RO PROYECTO 070
0 0 0 0 0 0 020 0
ADQUISICION DE EQUIPOS 347.000,00) 0,00 30.000,00| 0,00 201.000,00) 0,00 0,00) 0,00) 0,00 0,00
1 [Reemplazo Flota Vehicular 347.000,00) | 30.000,00f | 201.000,00| | u,oq | [ 0,00
1 T T T T 1)
Mejoras al Edificio 373.450,00) 0,00[” 60.000,00[ 0,00] 55.950,00) 0,00] 7.500,00| 0,00 0,00] 0,00|
1 Cambio Piso Falso de Ia Sala de Despacho 63.450,00) 55.950,000] 7.500,00
2 Sistema de control de acceso yvideo vigilancia para el edificio del CND 60.000,00) 60.000,00]
3 [Muro Anti inundacién 250.000,00) 80.000,00] 170.000,00]
CADA 1.590.649,00| 0,00 32.000,00| 0,00 32.000,00] 0,00 1.369.903,00| 0,00) 78.373,00| 78.373,00 0,00
1 Actualizacion Hw/Sw y Apps SCADA escalonado a partir del Sto afo de operacion (desde 2014) 628.000,00) 628.000,00)
2 Sintonizacion SCADA 160.000,00 32.000,00] 32.000,00] 32.000,00) 32.000,00] 32.000,00]
3 [Mejoras al sistema de Video Proyeccion Magnificada en Ia Sala de Despacho (video wall) 139.119,00] 46.373,00] 46.373,00 46.373,00)
n ST AT AT ATom T STUTATTOT paTE T 56353000 56353000
Mejoras al Equipo itico y Otros 1.469.395,00| 0,00 403.700,00) 0,00, 524.795,00 0,00, 287.100,00) 0,00 126.900,00| 126.900,00 0,00
1 Sala de Conferencias Inalémbrica 7.000,00 7.000,00
2 [Actualizacién de sistemas de Video Conferencias 30.000,00( 30.000,00)
3 [Adecuacion de 12 plataforma WAMS de Elpros, adicionando 15 PMUs 300.000,00| 300.000,00]
N Adicion de Almacenamiento (Storage) para respaldo de informacién en la plataforma operativa 130.200,00 130.200,00|
comercial BDI
B enowdin o 3 :::a"i:::a‘;;bm(;rii:ava publicacion e intercambio de informacion con los agentes 20000000 20000000
6 Actualizacion de equipos de usuarios, laboratorios de simulacion y licencias de programas 648.595,00) 126.900,00] 140.995,00] 126.900,00] 126.900,00 126.900,00]
7 Finalizar procesos comerciales enla nueva plataforma operativa comercial BDI 153.600,00 76.800,00] 76.800,00]
Equipos Auxili la confiabilidad y ia en la operacién integrada 230.000,00| 0,00| 0,00| 0,00 0,00 0,00 50.000,00| 0,00| 130.000,00| 50.000,00/ 0,00
1 [Reemplazo de UPS de 80 KVA 130.000,00 130.000,00
2 Unidad Enfriadora de Agua (Chiller) 50.000,00| 50.000,00]
3 Sistema de Extincion de llamas en el Generador Eléctrico y Cuarto de Baterias 50.000,00) 50.000,00)
Equipamiento SMEC 0,00| 0,00 0,00| 0,00 0,00 0,00 0,00| 130.000,00| 0,00 X
1 Patrén Portatil 50.000,00]
2 Generador Portatil 50.000,00]
3 [Analizador de Transformadores 30.000,00]
- = - — — —
elores parmel (DTS 0psciShinteencaylal 0,00 81.175,00| 206.075,00| 108.470,00| 0,00 115.000,00| 0,00 0,00 0,00 0,00
del Mercado
1 Consultoria Plan Estratégico 25.000] 75.000]
2 [Mejorara en |a Atencion de Reclamos y Consultas 108.470,00]
3 Plan de Continuidad de Negocio 115,000
4 Creacion de Indicadores de a Operacion Integrada e Integracion en 1a BDI 187.250,00 56.175,00]
de ientasy ias para apoyo en 908.100,00| 0,00| 0,00| 0,00 119.000,00 0,00 493.100,00) 0,00| 296.000,00| 0,00 0,00
[Metodologia y ensayos de campo, para Ia validacion y homologacién de los pardmetros y modelos de
1 equipos de control en las unidades de generacion del plantel de generacion nacional 350.000,00) 150.000,00} 200.000,00)
[Adquisicion de licencias del programa simulaciones eléctricas DSATOOLS con los médulos
2 ITSAT/VSAT/SSAT/PSAT para realizar estudios de las oscilaciones de potencia en el Sistema 301.000,00) 109.000,00/ 96.000,00| 96.000,00|
Interconectado Nacional (SIN) y en el Sistema Eléctrico Regional (SER).
3 Adquisicion de licencias del programa de optimizacion matemdtica aplicada (MATLAB y SIMULINK). 166.500,00] 166.500,00]
4 [Adquisicion de un médulo de simulacion ASPEN Oneliner 10.600,00 10.600,00]
B Revision de 12 implementacion de los programas de aplicacién Nostradamus y Genops del SCADA ABE) #0.000,00 1000000 70,000,00)
para 1a programacicn del despacho.
 ToTALES 6.467.414,00| 0,00| 606.875,00| 206.075,00| 1.160.215,00| 0,00 2.815.703,00| 0,00 1.173.273,00| 255.273,00| 0,00

Fuente: elaboracion propia en base ETESA/CND

INGRESO MAXIMO PERMITIDO PARA LA EMPRESA DE TRANSMISION ELECTRICA, S.A.

49



En lo relativo a las inversiones en SCADA presentadas, uno de los items de mayor significancia en el
presupuesto total propuesto, no se realizan mayores observaciones siendo verificado con relacion a la
base de precios y consultas por parte del consultor que dichas erogaciones se encuentran alineadas a
valores de mercado. En el mismo sentido se ha analizado la adquisicion de nuevos vehiculos para la
flota automotor del CND, no encontrandose objeciones en base a consultas de precios sobre
automotores de las caracteristicas que requiere esta dependencia.

En lo relativo al item consultorias, en general se observan montos de importancia para iniciativas que
hacen a la mejora del capital humano y gestién aplicados a la responsabilidad de operar el sistema
eléctrico. No obstante, se carece de una base de presupuesto que permita contrastar objetivamente los
valores consignados para las siguientes inversiones por lo cual se han o no aplicado selectivamente
los siguientes ajustes.

v" Consultoria Plan Estratégico: se propone un monto demasiado elevado para lo que supone un
trabajo de asesoramiento a nivel conceptual con lo cual se ajusta a un 50% del monto propuesto
obteniéndose un presupuesto mas real al costo para este tipo de consultoria.

v" Mejora en la Atencién de Reclamos y Consultas: este es un punto sensible en la gestién del
CND siendo que se relevan quejas a nivel de los operadores del mercado eléctrico en cuanto a
la calidad de la atencién de reclamos y consultas por lo que se sostiene el monto propuesto.

v' Plan de Continuidad de Negocio: no se entiende la naturaleza de este tipo de
asesoramiento/consultoria para una dependencia que debe dedicarse a la operacion del sistema
eléctrico por lo que se elimina de las inversiones propuestas hasta tanto se tengan mayores
precisiones presupuestarias.

v" Creacion de Indicadores de la Operacion Integrada e Integracion en la Base de Datos
Integrada: en la practica el CND carece de este tipo de indicadores de gestion por lo que se
ajusta el monto para este tipo de iniciativa a un valor mas acorde al costo que implicaria este
asesoramiento segun la base de presupuestaria del consultor.

v" Metodologia y ensayos de campo, para la validacién y homologacion de los parametros y
modelos de equipos de control en las unidades de generacion del plantel de generacion
nacional: esta iniciativa esta actualmente en marcha en el CND y segun el relevamiento del
consultor el presupuesto alineado al costo que implicaria este asesoramiento por lo que se
sostiene su propuesta.

v Adquisicion de licencias del programa simulaciones eléctricas DSATOOLS con los mddulos
TSAT/VSATISSAT/PSAT para realizar estudios de las oscilaciones de potencia en el Sistema
Interconectado Nacional (SIN) y en el Sistema Eléctrico Regional (SER): se elimina este tipo
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de adquisicion pues el CND en la actualidad carece de los recursos humanos con capacidad
para su utilizacion.

v Adquisicion de licencias del programa de optimizacion matematica aplicada (MATLAB y
SIMULINK): presupuesto alineado al costo de mercado para este tipo de herramienta de
software por lo que se sostiene su incorporacion.

v" Adquisicion de un moédulo de simulacion ASPEN Oneliner: presupuesto poco significativo
por lo que se sostiene su incorporacion.

v" Reuvision de la implementacion de los programas de aplicacion Nostradamus y Genops del
SCADA ABB para la programacion del despacho: el CND registra dificultades en el
pronostico de demanda por lo cual es una herramienta Util para una funcién especifica de este
tipo de organismo por lo que se sostiene su incorporacion.

Como resultado del analisis del Plan de Inversiones propuesto a continuacién, se expone el Plan de
Inversiones 2017 — 2021 ajustado para el CND.
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Cuadro N° 50: Proyeccion Semestral del Plan de Inversiones Ajustado del CND para el Periodo Tarifario 2017 — 2021

MONTO REQUERIDO POR SEMESTRE (revisado)

No. PROYECTO MONTO TOTAL (B/.)
1°Sem 2017 2°sem 2017 1°Sem 2018 2°sem 2018 1°Sem 2019 2°sem 2019 1° Sem 2020 2°sem 2020 1° Sem 2021 2°sem 2021
ADMINISTRACION CND
ADQUISICION DE EQUIPOS
1 Reemplazo Flota Vehicular 347.000,00]| 30.000,00| 201.000,00| 116.000,00) 0,00
Mejoras al Edificio 373.450,00) 0,00) 60.000,00| 0,00) 55.950,00| 0,00[ A 0,00[ 0,00[ 0,00[ 0,00
1 Cambio Piso Falso de la Sala de Despacho 63.450,00| 55.950,000 7.500,00
2 Sistema de control de acceso yvideo vigilancia para el edificio del CND 60.000,00| 60.000,00]|
3 Muro Anti inundacin 250.000,00 80.000,00) 170.000,00)
INVERSIONES SCADA 1.590.649,00) 0,00) 32.000,00 0,00) 32.000,00 0,00) 1.369.903,00) 0,00) 78.373,00 78.373,00 0,00
T Actualizacion Hw/Sw y Apps SCADA escalonado a partir del 5to afio de operacion (desde 2014) 628,000, 628.000,!
2 Sintonizacion SCADA 160.000,00) 32.000, 32.000,00 32.000,00] 32.000,00] 32.000,00]
3 Mejoras al sistema de Video Proyeccion Magnificada en la Sala de Despacho (video wall) 139.119,00) 46.373,00] 46.373,00] 46.373,00]
g o 0e Despache ATeTs paTE T SaToR G STUTRGeR paT 7 P alicance]
Mejoras al Equipo Informatico y Otros 1.469.395,00) 0,00) 403.700,00| 0,00) 524.795,00) 0,00) 287.100,00) 0,00] 126.900,00) 126.900,00) 0,00
g Sala de Conferencias Inalambrica 7. A
3 6n de sistemas de Video Conferenias 30. 30.000,00]
3 Adecuacién de |a plataforma WAMS de Elpros, 15 PMUs 3 300.000,00|
Adicion de Almacenamiento (Storage) para respaldo de informacion en la plataforma operativa
4 comercial 80l 130.200,00 130.200,00)
5 Renovacion de la plataforma web CND para publicacién e intercambio de informacién con los agentes 200.000,00|
robusteciendo |a seguridad informatica
6 6n de equipos de usuarios, de simulacidn ylicencias de programas 126.9( 140.995,00| 126.900,00| 126.900, 126.900,00|
7 Finalizar procesos comeriales en 1a nueva plataforma operative comercial BDL 76. 7@@[
Equipos Auxiliares para asegurar ilidad y ia en la operacion integrada 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 50.000,00 0,00 130.000,00) 50.000,00) 0,00|
. Reemplazo de UPS de 80 KVA X
2 Unidad Enfriadora de Agua (chiller) 50.000,00|
3 Sistema de Extincion de llamas en el Generador Eléctrico y Cuarto de Baterias 50.000,00]
Equipamiento SMEC 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 130.000,00) 0,00 0,00
1 Patrén Portatil 50,
2 Generador Portatil 50,
3 Analizador de Transformadores 30,
Mej | Cumplimiento de los Objetivos previstos en la Operacién Integraday |
RS ERE e Bl e aTE 0,00 70.000,00) 70.000,00| 60.000,00) 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00)
Administracion del Mercado
T Consultor Plan Estratégico 2%, %1
2] Mejorara en la Atencidn de Reclamos y Consultas 60.000,
3 Plan de Continuidad de Negocio | | 0
4 Creacion de Indicadores de la Operacion Integrada e Integracion en la BDI 45, 45.000,00]
de y para apoyo en la operacién 0,00 0,00 0,00 10.000,00| 0,00 397.100,00) 0,00 200.000,00) 0,00 0,00
1 Metodologia y ensayos de campo, para la validacion y homologacién de los parametros y modelos de 150.000,00] 200.000,00]

lequipos de control en Ias unidades de generacion del plantel de generacion nacional.

Adquisicion de licencias del programa simulaciones eléctricas DSATOOLS con los médulos
2 TSAT/VSAT/SSAT/PSAT para realizar estudios de las oscilaciones de potencia en el Sistema 0,00 0,00 0,00 0,00
Interconectado Nacional (SIN) yen el Sistema Eléctrico Regional (SER).

3 Adquisicion de licencias del programa de optimizacion matematica aplicada (MATLAB y SIMULINK). 166.500,00|
4 Adquisicién de un médulo de simulacion ASPEN Oneliner. 10.600,00/
5 Revision de la \mp\émentac\dn de los programas de aplicacion Nostradamus y Genops del SCADA ABB 80.000,00| 10.000,00|
para la programacion del despacho.
5.554.694,00) 0,00 595.700,00) 70.000,00) 893.745,00) 0,00 0,00 981.273,00| 255.273,00) 0,00

[TOTALES

Fuente: Elaboracién propia en base a Plan de Inversiones ETESA/CND
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Como resultado del ajuste propuesto de incorpora un Plan de Inversiones para el CND con una
reduccién del 30% (reduciendo el monto de las inversiones de unos B./ 6,5 Millones a B./ 4,1

Millones) respecto del Plan de Inversiones presentado en el proceso de revision tarifaria.

3. IMP RELACIONADO AL SERVICIO DE OPERACION INTEGRADA

Se calcula el IMP para el Servicio de Operacién Integrada (SOI) en base tanto a los gastos operativos
como a los planes de inversiones propuestos por dichas dependencias de ETESA y al andlisis de dichos
planes desde una dptica de comparables, eficiencia y sustento presupuestario acorde a lo normado por

el Reglamento de Transmision.

Cuadro N° 51: IMP para el Servicio de Operacién Integrada de ETESA

SERVICIO DE OPERACION INTEGRADA (SOI)
Centro Nacional de Despacho

2017

2018

2019

2020

2021

3,968 4,611 5,837 4,637 4,111
Hidrometeorologia 3,223 3,405 2,347 1,573 2,173
Total 7,191 8,017 8,185 6,210 6,284

Fuente: Elaboracion propia en base a Modelo IMP (Cifras en miles de B/)
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PARTE I1l: INGRESO MAXIMO PERMITIDO CONSOLIDADO PARA EL PERIODO

TARIFARIO

Finalmente se determina el IMP consolidado y en base a los componentes anteriormente desglosados

y detallados.

Como se observa, se determina en este caso el IMP existente del Sistema Principal de Transmision
asignado a la Generacion y Demanda y el IMP existente asighado solo a la Demanda que corresponde
al proyecto de la Tercera Linea de Transmision, sin considerar las adiciones previstas en el Plan de

Expansion presentado por ETESA.

Adicionalmente se incluyen las componentes del IMP de ETESA a saber:

e Sistema de Conexion

e Hidrometeorologia y Centro Nacional de Despacho

En los cuadros siguientes se resumen los resultados finales, tanto por afio calendario como por afio
tarifario. También se calcula el Valor Presente Neto (VPN) de los valores anuales el cual constituye
el monto total a reconocer, a valor presente, para todas las actividades de ETESA durante el periodo
tarifario que va del 1 de julio de 2017 al 30 de junio de 2021.

Cuadro N° 52: IMP por afio calendario sin Considerar las Adiciones al Plan de Expansion del SPT

ACTIVOS EXISTENTES. AsignadosaGy D 2017 2018 2019 2020 2021

Operacidn y Mantenimiento B/.MILES 15,768 15,768 15,768 15,768 15,768
Administracién B/.MILES 6,316 6,316 6,316 6,316 6,316
Depreciacién B/.MILES 15,474 15,474 15,474 15,474 15,474
Rentabilidad sobre Activos B/.MILES 15,851 14,650 13,449 12,248 11,047
Generacion Obligada B/.MILES - - - - -

Estudio PEST y por gestidn de compra de potencia y energia B/.MILES 15 130 130 130 15
Total 53,424 52,338 51,137 49,936 48,620

ACTIVOS EXISTENTES. Asignados a D 2017 2018 2019 2020 2021

Operacién y Mantenimiento B/.MILES 3,418 6,821 6,821 6,821 6,821
Administracién B/.MILES 1,369 2,732 2,732 2,732 2,732
Depreciacion B/.MILES 6,031 12,036 12,036 12,036 12,036
Rentabilidad sobre Activos B/.MILES 13,434 26,341 25,407 24,473 23,539
Crédito por Restriccion Tercera Linea B/.MILES - 16,000 16,000 16,000 -
Estudio PEST y por gestidn de compra de potencia y energia B/.MILES
Total 24,251 63,930 62,996 62,062 45,128
CONEXION 2017 2018 2019 2020 2021
Operacién y Mantenimiento B/.MILES 1,295 1,375 1,500 1,541 1,597
Administracién B/.MILES 519 551 601 617 640
Depreciacion B/.MILES 834 1,030 1,151 1,200 1,275
Rentabilidad sobre Activos B/.MILES 1,146 1,396 1,807 1,879 2,007
Total 3,794 4,351 5,059 5,237 5,519
SERVICIO DE OPERACION INTEGRADA (SOI) 2017 2018 2019 2020 2021
Centro Nacional de Despacho B/.MILES 3,968 4,611 5,837 4,637 4,111
Hidrometeorologia B/.MILES 3,223 3,405 2,347 1,573 2,173
Total 7,191 8,017 8,185 6,210 6,284
Fuente: Elaboracion propia en base a Modelo IMP (Cifras en miles de B/)
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Cuadro N° 53: IMP del SPT Existente y Anualizado para el Periodo Tarifario 2017 — 2021

INGRESO ANUAL PERMITIDO EXISTENTE (Aiio Tarifario)

jull7-jun18

jull8-jun19

jul19-jun20

jul20-jun21

IPSPEGYD. EXISTENTE B/.MILES 52,881 51,737 50,537 49,278
IPSPED. EXISTENTE B/.MILES 44,090 63,463 62,529 53,595
IPSPEGyYD. EXISTENTE. CONSTANTE B/.MILES 51,220 51,220 51,220 51,220
IPSPED. EXISTENTE. CONSTANTE B/.MILES 55,642 55,642 55,642 55,642

Fuente: Elaboracion propia en base a Modelo IMP

Cuadro N° 54: IMP por afio tarifario anualizado del periodo de julio de 2017 a junio de 2021

INGRESO ANUAL PERMITIDO (Afio Tarifario) jull7-jun18 jul18-jun19 jul19-jun20 jul20-jun21
SISTEMA PRINCIPAL Asignadoa Gy D

IPSPEGyYD. EXISTENTE B/.MILES 51,220 51,220 51,220 51,220
SISTEMA PRINCIPAL Asignado a D

IPSPED. EXISTENTE B/.MILES 55,642 55,642 55,642 55,642
CONEXION B/.MILES 4,073 4,705 5,148 5,378
SERVICIO DE OPERACION INTEGRADA

Centro Nacional de Despacho B/.MILES 4,290 5,224 5,237 4,374

Hidrometeorologia B/.MILES 3,314 2,876 1,960 1,873

SOI TOTAL B/.MILES 7,604 8,101 7,198 6,247
IMP EXISTENTE TOTAL B/.MILES 118,539 119,668 119,208 118,487

Fuente: Elaboracion propia en base a Modelo IMP (Cifras en miles de B/)

Cuadro N° 55: VPN del IMP para el Periodo Tarifario 2017 — 2021

VPN del IMP (Afio Tarifario) (A comienzos del periodo tarifario) jull7-junl8 jull8-jun19 jull9-jun20 jul20-jun21
SISTEMA PRINCIPAL AsignadoaGyD

IPSPEGYD. EXISTENTE B/.MILES 177,052 49,341 45,788 42,491 39,431
SISTEMA PRINCIPAL Asignado a D -

IPSPED. EXISTENTE B/.MILES 192,337 53,601 49,741 46,159 42,835
CONEXION B/.MILES 16,540 3,923 4,206 4,271 4,140
SERVICIO DE OPERACION INTEGRADA -

Centro Nacional de Despacho B/.MILES 16,515 4,132 4,670 4,345 3,367

Hidrometeorologia B/.MILES 8,832 3,193 2,571 1,626 1,442

SOI TOTAL B/.MILES 25,347 7,325 7,242 5,971 4,809
IMP EXISTENTE TOTAL B/.MILES 411,276 114,191 106,977 98,892 91,216

Fuente: Elaboracion propia en base a Modelo IMP
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ANEXO |

EVALUACION DE LA EMPRESA COMPARADORA PARA
TRANSMISION

1. INTRODUCCION

De acuerdo a la regulacion establecida un paso importante en el proceso de determinacion del Ingreso
Maximo Permitido para la empresa ETESA lo constituye la determinacion de la empresa comparadora
a utilizar. El Reglamento de Transmision establece en su articulo 180 que se deben definir indicadores
para la empresa comparadora, Ilamados Comparadores, los cuales seran parte del calculo del IMP para
la Empresa de transmision Eléctrica. Asimismo, establece que los indicadores que se aplican en un
periodo tarifario permaneceran vigentes en los siguientes periodos tarifarios hasta que no haya
indicaciones fehacientes de que se deben modificar los mismos. A continuacion, se aborda el analisis
para determinar dichos comparadores.

2. MARCO LEGAL PARA LADETERMINACION DE LAEMPRESA
COMPARADORA

El Reglamento de Transmision establece:

Articulo 179. Se seleccionara una o mas empresas comparadoras con el fin de medir la eficiencia en
la gestion de la Empresa de Transmision, tal como lo establece el Articulo 96 del Texto Unico de la
Ley 6. Se definiran indicadores para la o las empresas comparadoras llamados Comparadores. Los
Comparadores seran parte de los elementos para el célculo del Ingreso Maximo Permitido de la
Empresa de Transmision. Los Indicadores que se aplican en un Periodo Tarifario permaneceran
vigentes en los siguientes periodos tarifarios hasta que no haya indicaciones fehacientes de que se
deben modificar, en cuyo caso se debera efectuar un nuevo analisis de los mismos.

Articulo 180 Los indicadores de costos eficientes para el Sistema Principal de Transmision y para el
de Conexion utilizados para calcular el Ingreso Maximo Permitido de la Empresa de Transmision
son:

a) Costos de operacion y mantenimiento como porcentaje del activo fijo bruto eficiente del sistema
principal de transmision y de conexion, (OMT%M"), calculados sobre la base de los respectivos costos
de la o las Empresas Comparadoras.

b) Los costos de administracién como porcentaje del activo fijo bruto eficiente del sistema principal
de transmision y de conexion, (ADMT%M"), calculados sobre la base de los respectivos costos de la
o las Empresas Comparadoras.
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Articulo 181 Los indicadores OMT%M* y ADMT%M" de la o las Empresas Comparadoras
permanecerén constantes a lo largo de todo el periodo tarifario.

Articulo 182 Los activos eficientes para el calculo de los costos de operacion, mantenimiento y
administracion seran determinados a partir del Valor Nuevo de Reemplazo (VNR) de los activos del
sistema principal de transmision y de conexion.

En consecuencia, a continuacion se llevan a cabo los analisis para la seleccion de la empresa
comparadora y la determinacion de los comparadores que se propone aplicar a ETESA.

3. CONVERSION DE COSTOS Y VNR A BALBOAS

A los fines de determinar los ratios comparadores que seran aplicados a ETESA es preciso referenciar
los valores econdmicos de otras empresas potencialmente comparadoras al mercado de Panama. Para
poder establecer una relacion de los costos de empresas de otros paises que sea valida para aplicar a
una empresa en Panam4, resulta necesario convertir esos valores a la moneda local (Balboas). A los
fines de esa conversion se utilizara el esquema ya utilizado en la determinacién del IMP de
distribucion y de transmision. Este proceso se detalla a continuacion.

A fin de convertir magnitudes econdmicas entre paises, se sigue la metodologia recomendada por el
Instituto de Investigaciones Tecnoldgicas de la Universidad Pontificia de Comilla (IIT) en el
Documento N° 1IT-PA06-Parte 11 del 28 de Julio de 2004 elaborado para la Direccién de Electricidad
del Ente Regulador de los Servicios Publicos de Panamé (ASEP) denominado “Establecer la
metodologia para estimar la base de capital inicial de las empresas de distribucion eléctrica a ser
utilizada en los proximos periodos tarifarios”.

Previo al proceso de referenciacion de costos, el costo a referenciar se divide en: Materiales y Mano
de Obra. Bajo tales conceptos se debe agrupar todo aquel directamente relacionado. Por ejemplo, en
Mano de Obra se deben agrupar no s6lo remuneraciones sino también cargas sociales, vacaciones, etc.
Para los Materiales se debe incluir, ademas del costo de adquisicion, todos los gastos anteriores a la
instalacién de los mismos (transporte hasta almacenes, almacenaje, transporte hasta la obra, costos
administrativos imputados a la adicion del activo, etc.). Por otro lado, entre los materiales es preciso
diferenciar entre aquellos de produccion nacional de aquellos importados. En funcion de esta
desagregacion se determina para cada rubro el factor de conversion que se describe a continuacion.

1. Costos de Mano de Obra
El factor de conversién se calcula como:
CMOM = CMOX /CLRXKM)

Siendo:
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M = Moneda del pais al que se adopta como referencia (balboas),
K = Moneda del pais de origen de los datos,
CMO¥ = Costo de Mano de Obra para el pais de moneda K,

CMOM = Costo de Mano de Obra para el pais de moneda M,

CLRXM) = Costo Laboral Relativo entre el pais de moneda K y el pais de moneda M. Se obtiene a
partir de:

REMK® /pp[{

X PPAK(D
REMM®D /ppI ™

CLR¥M) =

Siendo:
REMX®) = Remuneracion Total de la mano de obra del pais de moneda K,

REMM™) = Remuneracion Total de la mano de obra del pais de moneda M,

PBIff(K): Producto Bruto Interno a costo de factores del pais de moneda K,

PBIZ,V}(M) = Producto Bruto Interno a costo de factores del pais de moneda M,

PPAXM) = paridad del Poder Adquisitivo del pais de moneda K con el pais de moneda M.

2. Costos de Materiales
Para los materiales locales se aplica la siguiente expresion:
CMAM = CMAK /PPAK(D
Siendo:
CMAX = Costo de Materiales para el pais de moneda K,
CMAM = Costo de Materiales para el pais de moneda M,

Mientras que para los materiales comercializables internacionalmente se considera directamente el
tipo de cambio:

CMAM = CMAX /TdcKMD)
Siendo:

TdCX™) = Tipo de cambio del pais de moneda K con respecto del pais de moneda M.
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3. Valores considerados en la conversion

La siguiente tabla muestra los valores empleados para la conversion a balboas de valores en otras
monedas.
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Cuadro N° 2: Variables econdmicas de diferentes paises para conversion

Fuente
de

Indicador Unidades 2015 datos Variable
millones de Balboas a
PBlpc precios corrientes 39.954,8 44.856,2 49.165,8 52.132,3 1 | PIB a precios de comprador
millones de Balboas a PIB a precios de comprados -
PBIcf precios corrientes 37.670,8 42.099,3 46.146,5 48.930,8 1 | impuestos indirectos + subsidios
Panama | pPA Balboas por délar 0,57 0,59 0,60 0,60 2 | Implied PPP conversion rate
Remuneracion millones de Balboas a
Asalariados precios corrientes 10.814,8 12.141,5 13.280,1 14.081,4 1 | Remuneracion de los asalariados
Tasa de cambio a mitad Official exchange rate (LCU per US$,
de afio Balboas por ddlar 1 1 1 1 3 | period average)
millones de pesos a precios PIB a precios corrientes, referencia
PBlpc corrientes 129.947.342 | 137.876.216 | 148.855.347 | 158.636.806 512013
millones de pesos a precios PIBpc - impuestos netos de
PBIcf corrientes 115.881.958 | 123.104.636 | 132.700.955 | 141.065.289 5 | subvenciones
Chile PPA 345,68 346,99 360,74 372,02 2 | Implied PPP conversion rate
Remuneracién millones de pesos a precios
Asalariados corrientes 50.072.252 | 54.311.413| 58.632.876| 63.285.912 5
Tasa de cambio a mitad Official exchange rate (LCU per US$,
de afio 486,47 495,27 570,35 654,12 3 | period average)
millones de pesos a precios PIB a precios corrientes, referencia
PBlpc corrientes 664.240.000 | 710.497.000 | 757.065.000 | 799.312.000 6| 2005
millones de pesos a precios PIB menos impuestos mas
PBIcf corrientes 607.757.000 | 653.673.000 | 693.318.000 | 730.066.000 6 | subvenciones
Colombia | ppA pesos por délar 1.175 1.179 1.183 1.199 2 | Implied PPP conversion rate
Remuneracion millones de pesos a precios
Asalariados corrientes 214.085.000 | 232.521.000 | 250.724.000 | 267.719.000 6 | Remuneracion a los asalariados
Tasa de cambio a mitad Official exchange rate (LCU per US$,
de afio pesos por dolar 1.797 1.869 2.002 2.742 3 | period average)
Millones de nuevos soles a Producto Bruto Interno (valores a
PBlpc precios corrientes 508.131 543.670 570.780 602.527 7 | precios corrientes)
Millones de nuevos soles a Valor Agregado Bruto (valores a
Per(i PBIcf precios corrientes 464.371 494.987 518.898 548.241 7 | precios corrientes)
PPA nuevos soles por délar 1,512 1,508 1,56 1,588 2 | Implied PPP conversion rate
Remuneracion Millones de nuevos soles a Remuneraciones (valores a precios
Asalariados precios corrientes 156.301 169.634 180.554 189.827 7 | corrientes)
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Indicador Unidades 2012 2013 Variable
Tasa de cambio a mitad Official exchange rate (LCU per US$,
de afio nuevos soles por dolar 2,64 2,70 2,84 3,18 3 | period average)

Fuentes:

1 - Republica de Panama. Contraloria General de la RepUblica. Instituto Nacional de Estadisticas y Censos. Publicacion: Avance de Cifras Anual y Trimestral del Producto Interno
Bruto de 2016

2 - World Economic Outlook Database, April 2017

3 - World Development Indicators, Data Bank, World Bank

5 - Republica de Chile. Banco Central de Chile

6 - Republica de Colombia. Departamento Administrativo Nacional de Estadistica (DANE)

7 - Republica del Perd. Instituto Nacional de Estadistica e Informatica (INEI)
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4. Ponderadores usados en conversion

Para calcular los costos y VNR ajustados se deben sumar los costos ajustados segun las expresiones
anteriores. Dado que los valores nominales de cada componente de costo no se conocen en todos los
casos, fue necesario suponer una composicion preestablecida. Para ello se supuso que los materiales
tienen la siguiente composicion de materiales nacionales.

Cuadro N° 3: Participacion de los Materiales Nacionales respecto del total de Materiales

VNR 60%
Administracion 70%

Operacion y Mantenimiento | 60%
Fuente: Elaboracion propia

Estos porcentajes corresponden a los considerados en la Revision Anterior y que estuvieran basados
en el analisis de ciertas estructuras de costos considerando la disponibilidad de materiales nacionales.

En cuanto a la participacion de los costos de mano de obra se siguieron los siguientes criterios:

¢ VNR: se empleo el porcentaje determinado en la anterior Revision Tarifaria de Distribucién
(54,09%)

e Costos de Administracion, Operacion y Mantenimiento: los porcentajes que surgen de los
Estados Financieros de cada empresa considerada

4. ANALISIS DE LA GESTION DE LA COMPARADORAACTUAL

Transelec es la principal transportista en alta tension de Chile operando lineas y subestaciones en 500
KV y 220 kV. Las instalaciones de Transelec consisten en 9.609 kilometros de lineas de transmision
de simple y doble circuito, y conforman los dos principales sistemas interconectados de Chile: en el
Norte Grande, el Sistema Interconectado del Norte Grande (SING) y en la zona que va desde Tal Tal
hasta la isla de Chiloé el Sistema Interconectado Central (SIC). La capacidad total de transformacion
es de 15.986 MVA, distribuida en 57 subestaciones, considerando todas aquellas donde Transelec es
propietaria, arrendataria, usufructuaria o que explota, a cualquier titulo.

El marco regulatorio que determina el funcionamiento del segmento de transmision en Chile, se basa
en el Decreto con Fuerza de Ley N°4 del Ministerio de Economia, Fomento y Reconstruccion de 2006,
que fija la Ley General de Servicios Eléctricos (LGSE). La LGSE y su normativa complementaria,
determinan las normas tecnicas y de seguridad por las cuales debe regirse cualquier instalacion
eléctrica en Chile, y en particular regula las actividades de generacion, transporte y distribucion, las
concesiones y servidumbres eléctricas y las tarifas aplicables a cada segmento, asi como el organismo
encargado de coordinar la operacién del sistema y su funcionamiento conforme a las condiciones de
calidad y seguridad de las instalaciones y las relaciones de las empresas y particulares con el Estado.
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Recientemente, a traves de la Ley N° 20.936/2016, la LGSE ha tenido una reforma importante en la
que se establece un nuevo Sistema de Transmision Eléctrica y crea un organismo Coordinador
Independiente del Sistema Eléctrico Nacional. Las modificaciones incorporadas han sido:

1.
2.
3.

Nueva definicién funcional de los Sistemas de Transmision.

Nuevo proceso de Planificacion Energética de largo plazo y Planificacién de la Transmision.
Nuevo esquema de tarificacion y remuneracion de los distintos segmentos del Sistema de
Transmision.

Definicion preliminar de trazados de lineas de transmision para determinadas obras nuevas, a
través de un Procedimiento de Estudio de Franja, a cargo del Ministerio de Energia.

Nuevo régimen de Acceso Abierto universal.

Nueva normativa de compensaciones a usuarios finales por indisponibilidades no autorizadas
de suministro, en base a estandares de seguridad y calidad previamente establecidos.

Crea un nuevo Coordinador Independiente del Sistema Eléctrico Nacional, en adelante el
Coordinador, que reemplaza a los antiguos Centros de Despacho Econdémico de Carga
(CDEC:sS).

Segun el actual marco legal se definen los siguientes sistemas de transmision:

Sistemas de Transmision Nacional: permite la conformacion de un mercado eléctrico comun,
interconectando los demés segmentos de la transmision.

Sistemas de Transmisién Zonales: instalaciones dispuestas esencialmente para el
abastecimiento de clientes regulados, territorialmente identificables ubicados en zonas de
concesion de empresas distribuidoras.

Sistemas de Transmision para Polos de Desarrollo: destinadas a transportar la energia eléctrica
generada en un mismo polo de desarrollo, hacia el sistema de transmision.

Sistemas de Transmision Dedicados: lineas y subestaciones eléctricas radiales, que
encontrandose interconectadas al sistema eléctrico, estan dispuestas esencialmente para el
suministro de energia eléctrica a usuarios no sometidos a regulacion de precios o para inyectar
la produccion de las centrales generadoras al sistema eléctrico. Asimismo, perteneceran
aquellas instalaciones enmalladas que estén dispuestas esencialmente para el suministro de
energia eléctrica a usuarios no sometidos a regulacion de precios o para inyectar la produccion
de las centrales generadoras al sistema eléctrico, y adicionalmente se verifique que su
operacion no produce impactos o modificaciones significativas en la operacion del resto del
sistema.

Respecto de los tres primeros sistemas, las tarifas son fijadas por el Ministerio de Energia y se
establece un régimen de acceso abierto universal y en condiciones no discriminatorias. Para las
instalaciones de transmision de Sistemas Dedicados, se debe proporcionar acceso siempre gque exista
capacidad técnica de transmision disponible determinada por el Coordinador, sin perjuicio de la
capacidad contratada o de los proyectos propios que se hayan contemplado fehacientemente al
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momento de la solicitud de uso del tercero interesado. Ademas, la normativa vigente fija los criterios
y procedimientos mediante los cuales se determina la retribucion que el propietario de las instalaciones
de transmision tendra derecho a percibir.

En consecuencia, las instalaciones del Sistema de Transmision Troncal, de Subtransmision y
Adicional existentes a la fecha de publicacion de la nueva Ley N°20.936/2016 pasaron a formar parte
del Sistema de Transmision Nacional, Zonal y Dedicado, respectivamente.

Los ingresos por instalaciones existentes del Sistema de Transmision Nacional, Zonal y para Polos de
Desarrollo estan constituidos por el Valor Anual de la Transmisién por Tramo (VATT), que se calcula
sobre la base de la Anualidad del Valor de la Inversion (AVI), mas los Costos de Operacion,
Mantenimiento y Administracion (COMA) para cada uno de los tramos que conforman dichos
sistemas. Asimismo, los ingresos por uso de las instalaciones de transmision dedicada por parte de
usuarios sometidos a regulacion de precios estan constituidos por una proporcion de su VATT
asignable a dichos usuarios.

Los tramos que conforman estos sistemas y su correspondiente VATT son determinados cada cuatro
afios por la Comision Nacional de Energia (CNE). Como resultado de este proceso, la CNE elabora
un informe técnico y en base a éste el Ministerio de Energia fijara las tarifas para el proximo cuatrienio
del Sistema de Transmision Nacional, Zonal y para Polos de Desarrollo y el pago por uso de las
instalaciones de transmision dedicada por parte de usuarios sometidos a regulacion de precios.

Durante los afios 2014 y 2015 se desarrollo el tercer Estudio de Transmisién Troncal (ahora
Transmisién Nacional), que tuvo como objetivo servir de base para la fijacion de las tarifas troncales
para el cuatrienio 2015-2018. Sin embargo, la aplicacién de estas tarifas se pospuso para el periodo
2016-2019, aplicandose durante 2015 las tarifas vigentes hasta ese momento.

Durante los afios 2014 y 2015 se realizaron los estudios para la determinacion del Valor Anual de los
Sistemas de Subtransmision (ahora Transmision Zonal), en base a los cuales se debian fijar las tarifas
para los cinco sistemas de subtransmision establecidos en el SIC y para el Unico sistema de
subtransmision del SING que regirian para el periodo 2015-2018. Al igual que con el Sistema Troncal,
se postergd la entrada en vigencia de las nuevas tarifas, posponiéndose éstas para el cuatrienio 2016-
2019 y, en consecuencia, las tarifas de subtransmision para el afio 2015 fueron iguales a las del afio
anterior.

Previamente a la Ley N° 20.936/2016, el sistema de transmision estaba compuesto por:

e Sistemas de Transmisién Troncal,
e Sistemas de Subtransmision y
e Sistemas Adicionales

Para los sistemas Troncal y Subtransmision la remuneracion se determinaba de manera similar a la ya
explicada para los Sistemas Nacional y Zonales. Los ingresos de las instalaciones adicionales se
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obtienen a partir de lo previsto en los contratos de transporte entre los usuarios y el propietario de las
instalaciones, y normalmente se establece mediante el calculo del AVI+COMA de acuerdo entre las
partes.

El Valor de las Instalaciones (VNR) de Transelec establecido por la Comision Nacional de Energia
de Chile (CNE) se resume en el siguiente cuadro:

Cuadro N° 4: VNR de Transelec (US$)

Concepto 2013 2015
Sistema Troncal

SIC 1.752.968.101

SING 239.980.177

Subtotal 1.992.948.277

Sistema Zonal

Transelec Norte 31.196
Transelec 820.370.975
Subtotal 820.402.171
Sistema Dedicado

Transelec Norte 9.613
Transelec 97.764.259
Subtotal 97.773.872

Fuente: Informe Técnico para la Determinacion del Valor Anual y Expansion de los Sistemas de Transmision troncal, Cuadrienio
2016-2019. Aprobado por Res. Exenta CNE 316/2015.

Informe Técnico Definitivo. Determinacién del Valor Anual de los Sistemas de Transmision Zonal y Transmision Dedicada. Bienio
2018-2019. Aprobado por Res. Exenta CNE 14/2017.

Los valores anteriores se encuentran en dolares de diciembre de 2013. Debido a que las instalaciones
consideradas en los estudios de transmisién no corresponden a la misma fecha (las del Sistema Troncal
son de 2013 y las del Sistema Zonal y Dedicado de 2015) se ajustaron los valores de los Sistemas
Zonal y Dedicado de acuerdo a la evolucion del VNR que presenta Transelec en su propio balance.
De esta manera se obtuvo estimaciones del VNR para 2013, 2014 y 2015.

Cuadro N° 5: VNR de Transelec estimado por la propia empresa (US$)
Concepto 2013 2014 2015 2016

Total 3.294,70 3.467,95 3.341,00 3.330,00
Fuente: Transelec. Memoria Anual. Varios afios

El VNR para 2013 ajustando luego los valores de Transmision Zonal y Dedicada son los siguientes:
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Cuadro N° 6: VNR de Transelec estimado (US$ y millones $)

Concepto 2013

US$ Millones $
Sistema Troncal

SIC 1.752.968.101 928.110
SING 239.980.177 127.058
Subtotal 1.992.948.277 1.055.167
Sistema Zonal

Transelec Norte 30.764 16
Transelec 809.002.171 428.327
Subtotal 809.032.934 428.343
Sistema Dedicado

Transelec Norte 9.480 5
Transelec 96.409.429 51.044
Subtotal 96.418.909 51.049
Total 2.898.400.121 1.534.559

Fuente: Elaboracion propia

El tipo de cambio empleado corresponde al de diciembre de 2013 (promedio) publicado por el Banco
Central de Chile.

En cuanto a los costos operativos, de acuerdo a los Estados Financieros de Transelec, éstos estan
compuestos de la siguiente manera:

Cuadro N° 7: Costos Transelec (millones de $)

Concepto 2013 2014 2015 2016
Costos de Ventas 71.987 75.951 83.121 77.682
Costos Fijos 29.279 27.942 29.086 27.440
Depreciacion 42.708 48.009 54.035 50.242
Gastos de Administracion 14.742 17.609 16.842 22.591
Gastos Fijos 12.762 16.053 15.630 20.296
Depreciacién 1.980 1.556 1.212 2.295
Total 86.729 93.560 99.963 100.273
Gastos Administracion netos de depreciacion 12.762 16.053 15.630 20.296
Costos Operacion netos de depreciacion 29.279 27.942 29.086 27.440
Total neto de depreciacion 42.041 43.995 44,716 47.736

Fuente: Transelec. Analisis razonado de los Estados Financieros. Varios afios

A partir de los valores del VNR y de los costos operativos y del proceso de homologacion de costos
se obtuvieron los ratios comparadores de Transelec.
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Cuadro N° 8: Ratios Comparadores. Transelec

Concepto unidad 2013
VNR eléctrico (miles de balboas) 2.218.718
Gastos Administracion (miles de balboas) 17.537
Costos Operacion (miles de balboas) 40.575
ADMT%M* (ADM/VNR) 0,79%
OMT%M* (OyM/VNR) 1,83%
AOYM/VNR 2,62%

Fuente: Elaboracion propia en base a Estados Financieros Transelec

5. ANALISIS DE EMPRESAS ALTERNATIVAS

1. ISA-Intercolombia

Otra de las empresas consideradas en la Revision Tarifaria anterior como posible comparadora fue
ISA (Interconexion Eléctrica S.A.) de Colombia. En 2016 la empresa opera aproximadamente 10.500
km con tensiones entre 500 y 110 kV en 75 subestaciones transformadoras. A fines de 2013 la empresa
fue reestructurada. Como consecuencia de lo anterior fue creada la subsidiaria INTERCOLOMBIA
cuya mision es la administracién, operacion y mantenimiento de los activos eléctricos y no eléctricos,
propiedad de ISA.

Debido a ello, el VNR corresponde a lo informado por la casa matriz ISA mientras que los costos
operativos son los que informe la subsidiaria INTERCOLOMBIA.

La ultima valuacion disponible del VNR se presenta en los Estados Financieros de 2014 de la casa
matriz ISA. En la siguiente tabla se presenta el valor del VNR para el periodo 2012-2014:

Cuadro N° 9: VNR ISA. Millones $ colombianos

Concepto 2012 2013 2014

Lineas de transmision 2,596,647 2,538,359 2,619,292
Subestaciones de transmision 1,725,214 1,794,357 1,977,194
Terrenos 165,409 168,619 184,568
Edificios 204,019 222,443 277,774
Telecomunicaciones usufructo 79,199 73,596 34,847
Vehiculos 3,594 3,470 3,281
Total VNR 4,774,083 4,800,844 5,096,956
Total VNR Eléctrico 4,321,861 4,332,716 4,596,486

Fuente: Estados Financieros ISA

Por su parte, los costos operativos surgen de la contabilidad regulatoria publicada por el SUI. La
informacién publicada por el SUI separa los costos correspondientes a la actividad principal de
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INTERCOLOMBIA de los relacionados con otras actividades diferentes a la operacion y
mantenimiento de las instalaciones de ISA. Los estados financieros publicados por
INTERCOLOMBIA no muestran esta apertura por lo que no han sido utilizados. La informacion méas
reciente disponible en el SUI de los costos de INTERCOLOMBIA corresponde a 2014 (y Unica
adicionalmente, por tratarse del primer ejercicio completo de la recién creada empresa).

El detalle de los costos se muestra en la siguiente tabla:

Cuadro N° 10: Costos Intercolombia (actividad energia) (millones de $ colombianos)

Concepto 2014 C&ZTE?JS

Gastos 49,107

Administracién 36,112
Sueldos y salarios 16,580 X
Contribuciones imputadas 1,522 X
Contribuciones efectivas 3,930 X
Aportes sobre la nomina 441 X
Generales 13,450 X
Impuestos contribuciones y tasas 190

Provisiones agotamiento depreciaciones y amortizaciones 12,888
Provision para obligaciones fiscales 12,888

Otros gastos 107
Intereses 0
Ajuste por diferencia en cambio 91
Financieros 16
Extraordinarios 0
Gastos asignados a costos de produccidn y o a servicios 0

Costos de produccion 943,734
Servicios personales 49,422 X
Generales 5,674 X
Arrendamientos 745 X
Contribuciones y regalias 94,009
Ordenes y contratos de mantenimiento y reparaciones 47,011 X
Honorarios 7,617 X
Servicios publicos 639 X
Otros costos de operacion y mantenimiento 10,279 X
Seguros 498 X
Impuestos 2,428
Ordenes y contratos por otros servicios* 725,413

Gastos Administracion 35,922

Costos de Operacion 121,884

Total CAOYM 157,806
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*Corresponde al costo por la liquidacion de las utilidades de contrato de cuentas en participacion

A los fines de determinar los ratios comparadores de ISA es preciso convertir los valores en moneda
colombiana a Balboas comparables. Para ello se empleo el proceso de homologacion descrito. Los
valores resultantes luego del ajuste son los siguientes:

Cuadro N° 11: Ratios Comparadores. ISA

Concepto unidad 2014
VNR eléctrico (miles de balboas) 2,073,370
Gastos Administracion (miles de balboas) 15,912
Costos Operacién (miles de balboas) 53,524
ADMT%M* (ADM/VNR) 0.77%
OMT%M* (OyM/VNR) 2.58%
AOYM/VNR 3.35%

Fuente: Elaboracion propia

2. Red de Energia del Pera SA. (Peru)

Dentro de los paises en los que se calcula el VNR de las empresas de transmision se encuentra Perd.

El sistema de transmision eléctrica de Peru esta constituido por el Sistema Eléctrico Interconectado
Nacional (SEIN). EIl sistema troncal de transmision opera a 220 kV y 500 kV, los sistemas de
transmision secundarios y complementarios estan conectados a 220 kV, 138 kV y 60 kV. Segun la
Ley N° 28.832 de julio de 2006 se establece que el Sistema de Transmision del SEIN se encuentra
integrado por cuatro categorias de instalaciones:

Sistema Garantizado de Transmision (SGT). Corresponde a instalaciones cuya puesta en
operacion comercial es posterior a la Ley N° 28.832 (2006) y esta constituido por instalaciones
del Plan de Transmision cuya concesion y construccion resultan de un proceso de licitacion
publica.

Sistema Complementario de Transmision (SCT). Corresponde a instalaciones cuya puesta en
operacion comercial es posterior a la Ley N° 28.832 (2006) y esta conformado por
instalaciones que son parte del Plan de Transmision, cuya construccion es resultado de la
iniciativa propia de uno o varios agentes, o aprobadas por OSINERGMIN, mediante el Plan
de Inversiones que resulte de un estudio de planeamiento.

Sistema Principal de Transmision (SPT). Constituido por instalaciones cuya puesta en
operacion comercial se produjo antes de la promulgacion de la Ley N° 28.832. Es la parte del
sistema de transmision, comun al conjunto de generadores de un Sistema Interconectado, que
permite el intercambio de electricidad y la libre comercializacion de la energia eléctrica.
Sistema Secundario de Transmision (SST). Constituido por instalaciones cuya puesta en
operacion comercial se produjo antes de la promulgacion de la Ley N° 28.832. Es la parte del
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sistema de transmision destinado a transferir electricidad hacia un distribuidor o consumidor
final, desde una Barra del Sistema Principal.

Se analiz6 la posibilidad de incorporar a la principal empresa de transmision de Per(: Red de Energia
del Pera S.A. (REP).

REP es la principal empresa de transmision de Peru. Se especializa en la construccion, operacion y
mantenimiento de redes de transmision en alta tension. Gestiona a dos empresas del sector: Consorcio
Transmantaro e ISA Per0. Las tres son empresas de Interconexion Eléctrica S.A. — ISA.

REP cuenta con 46 subestaciones’ y 6.230,9 kilometros de circuitos de transmision de 220, 138 y 60
KV, que unen a 19 departamentos del pais. Ademas, posee 2,241.80 MVA de capacidad de
transformacion operativa y 364.20 MVA de capacidad de transformacién de reserva. REP presta los
servicios de O&M de las lineas de transmision de energia a CTM e ISA Perd.

Consorcio Transmantaro S.A. (CTM) es concesionaria de la linea de transmision Mantaro-Socabaya,
responsable de unir el Sistema Interconectado Centro - Norte con el Sistema Interconectado Sur. CTM
se dedica a la construccidn, operacién y mantenimiento de redes de transmision de energia y desarrollo
de sistemas. CTM soporta sus actividades de operacion y mantenimiento mediante contratos de
servicios de operacion y mantenimiento con la empresa Red de Energia del Peru.

CTM cuenta con 9 subestaciones y 2.465.4 km de circuitos de lineas de transmision en 500, 220 y 138
kV. Ademas, posee 3.638 MVA de capacidad de transformacion operativa y 688 MVA de capacidad
de transformacion de reserva.

Por su parte, ISA Per0 cuenta con la concesion para la construccion, suministro y operacion de las
lineas de transmision eléctricas Oroya — Carhuamayo — Paragsha - Vizcarra a 220 kV y Aguaytia -
Pucallpa a 138 kV, con sus correspondientes subestaciones. La operacion y el mantenimiento de ISA
PerU es realizada por Red de Energia del Perd. Los servicios de operacion y mantenimiento de los
equipos de ISA PERU son ejecutados por Red de Energia del Pert S.A. en virtud de un contrato.

El sistema de ISA Per0 consta de cuatro lineas de transmision de simple terna en 220 kV, que unen
las subestaciones Pachachaca, Oroya Nueva, Carhuamayo, Paragsha y Vizcarra. Con una longitud de
262 km a 220 kV, cruzan los departamentos de Junin, Pasco y Huanuco. Consta, ademas, de una linea
de transmision de simple terna en 138 kV, que interconecta las subestaciones de Aguaytia y Pucallpa,
con una longitud de 131 km; y de seis subestaciones en niveles de 220, 138 y 60 kV.

En conjunto REP opera una red de subestaciones eléctricas de aproximadamente 9.100 kilometros de
lineas con tensiones entre 60 y 500 kV y 60 subestaciones que abarcan 21 regiones de Peru.

7 Informacién correspondiente a 2013.
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De la anterior descripcion de la organizacion de REP se infiere que se trata en realidad de un sistema
integrado por las tres empresas pertenecientes a ISA (REP, CTM e ISA Pert). Cada una de estas
empresas cuenta con una estructura central en las que se desarrollan actividades de diversa indole
(administrativas, logisticas, financieras, comerciales, etc.); mientras que la gran mayoria de las
actividades de operacion y mantenimiento las realiza la casa central, REP.

En Peru el calculo de las remuneraciones de los sistemas de transmisién no se realiza dentro del mismo
procedimiento:

e Enel caso del SPT y SGT, la remuneracion se calcula anualmente con la Fijacion de Precios
en Barra
e Mientras que la revision tarifaria del SST y SCT se realiza cada cuatro afios con la Fijacion de
Peajes y Compensaciones (anualmente se realiza un ajuste por inflacion). El primer proceso
tarifario se llevd a cabo para el periodo 2009-2013 para el que se determiné el VNR de todas
las instalaciones. En los restantes procesos solo se ajustan los peajes y compensaciones
correspondientes al SST segun la inflacion, las bajas de instalaciones y las inversiones.
Atento a lo anterior y a que el proceso tarifario 2017 se encuentra atn en curso en OSINERG, se opt6
por considerar la informacion correspondiente al proceso tarifario 2013. Los valores del VNR son
fijados en dolares estadounidenses.

El siguiente cuadro muestra los valores del VNR en 2013 para cada empresa y de los diferentes
sistemas.

Cuadro N° 12: VNR de REP (US$, 2013)

Concepto REP CTM ISA Peru REP holding
SPTySGT 133.935.511 560.670.508 70.473.150 765.079.169
SSTySCT 517.111.551 0 10.018.469 527.130.020

‘ Total 651.047.062 560.670.508 80.491.619 1.292.209.189
Fuentes:

Para el SPT y SGT: Informe N° 0147-2013-GART. Fijacion Precios de Barra mayo 2013-abril 2014.

Para el SST y SCT de ISA: Informe N° 0143-2013-GART. Estudio para la Modificacion de las Tarifas y Compensaciones en el SST
de ISA PERU S.A. y REDESUR S.A. (Liquidacion Anual de los Ingresos de los Contratos tipo BOOT 2013)

Para el SST y SCT de REP: Informe N° 0271-2010-GART. (Proceso de Regulacién de SST y SCT (periodo noviembre 2009 — abril
2013)) a partir del Estudio Técnico-Econémico de Tarifas y Compensaciones de los SST de REP 2009-2013, REP.

En el caso del SPT y SGT de ISA Pert como el VNR fue fijado en 2010, se ajusté el valor calculado
para dicho afio por el indice de precios establecido contractualmente para llevar dicho valor a 2013.
En el caso del VNR del SST y SCT de REP, dado que el mismo se calcul6 por Unica vez en 2009, se
ajusté dicho valor por igual indice que el establecido para los contratos de ISA Periy CTM.

Por su parte, para la determinacion de los costos operativos se tuvo en cuenta que debido a que REP
realiza una parte significativa de las actividades de O&M y de gerenciamiento de CTM e ISA Per0 es

INGRESO MAXIMO PERMITIDO PARA LA EMPRESA DE TRANSMISION ELECTRICA, S.A. 72



necesario descontar de los costos de CTM e ISA Peru los costos de los servicios que son brindados
por REP. Los Estados Financieros de las empresas se publican en dolares estadounidenses.

Cuadro N° 13: Costos Operativos de REP (US$, 2013)

Concepto REP CT™M ISA Pert REP holding

Costo de servicio de transmision de energia eléctrica

Cargas de personal 16.660.141 - - 16.660.141
Servicios prestados por terceros 11.349.677 144.882 71.824 11.566.383
Servicios prestados por relacionadas 1.710.178 - - 1.710.178
Otros 250.231 - 203.967 454.198
Seguros - - 132.530 132.530
Consumo de suministros 1.218.090 31.245 - 1.249.335
Subtotal 31.188.317 176.127 408.321 31.772.765
Gastos de administracion

Servicios prestados por terceros 5.218.327 - - 5.218.327
Otros gastos indirectos 2.001.121 - - 2.001.121
Consumo de suministros 211.782 - - 211.782
Seguros - 1.152.292 - 1.152.292
Cargas diversas de gestion - - 123.032 123.032
Honorarios de asesorias y consultorias - 649.857 141.854 791.711
Otros menores - 227.351 17.662 245.013
Cargas de personal 6.097.252 104.880 38.427 6.240.559
Subtotal 13.528.482 2.134.380 320.975 15.983.837
Total 44.716.799 2.310.507 729.296 47.756.602

Fuente: Estados Financieros 2013 de REP y CTM y 2014 de ISA Perd.

Fueron excluidos los tributos, regalias a ISA, depreciaciones, amortizaciones y provisiones. Los
servicios prestados por relacionadas de REP corresponden a servicios brindados por la casa matriz
ISA de Colombia.

Para determinar los ratios comparadores correspondientes a REP se convirtieron los valores de los
cuadros anteriores a Soles peruanos y posteriormente a Balboas panamefios comparables. Para la
conversion de délares estadounidenses a délares se empled el tipo de cambio promedio publicado por
el Banco Mundial y para la conversion a Balboas se aplicé el proceso de homologacién descripto. Los
valores resultantes luego del ajuste son los siguientes:
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Cuadro N° 14: Ratios Comparadores. REP

Concepto unidad 2014
VNR eléctrico (miles de balboas) 1.240.453
Gastos Administracion (miles de balboas) 15.297
Costos Operacion (miles de balboas) 29.208
ADMT%M* (ADM/VNR) 1,23%
OMT%M* (OyM/VNR) 2,35%
AOYM/VNR 3,59%

Fuente: Elaboracion propia

6. RATIOS COMPARADORES

Las variables utilizadas como Comparadores en las revisiones tarifarias anteriores han sido:
OMT%M* (OyM/VNR) y ADMT%M* (ADM/VNR). Al respecto no existen elementos de juicio que
Ileven a modificarlos, por lo que se propone mantenerlos en la presente Revision Tarifaria.

En las secciones anteriores se han obtenido los ratios comparadores de las posibles empresas
comparadoras consideradas:

e Transelec de Chile (actual comparadora)
e |SA de Colombia
e REP de Peru

Alternativamente se analizo la posibilidad de incluir otras empresas. Sin embargo, por diversos
motivos, no fue posible incluirlas:

e Transba de Argentina. Esta empresa considerada en Revisiones Tarifarias anteriores tuvo su
revision tarifaria a fines de 2016. En la misma no se determind un VNR que pudiera
considerarse en el analisis. A su vez, la normalizacién del ordenamiento regulatorio en
Argentina es muy reciente, por lo que los costos de la empresa aln se encontrarian
distorsionados.

e Empresas de transmision de Brasil. Hasta el momento no existe el célculo del VNR de las
instalaciones. Recientemente se han refrendado nuevos contratos de concesion en los que se
establece el calculo del VNR. Sin embargo, a la fecha de este informe no se cuentan con
versiones definitivas del valor del VNR establecidas por el regulador ANEEL.

e ETCEE de Guatemala. Si bien se determina el VNR de las instalaciones, no se cuenta con
resultados oficiales de la valorizacion de estas instalaciones. Por otra parte, EEGSA forma
parte del INDE que aglutina, ademas de EEGSA, a ECOE (Empresa Comercializadora de
Energia) y a EGEE (Empresa de Generacion); no contdndose con una separacion contable por
actividades.
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Del analisis realizado se obtuvieron los siguientes ratios comparadores:

Cuadro N° 15: Resumen de Ratios Comparadores.

Concepto Transelec ISA REP

2013 2014 2014
ADMT%M* (ADM/VNR) 0,79% 0.77% 1,23%
OMT%M* (OyM/VNR) 1,83% 2.58% 2,35%
AOYM/VNR 2,62% 3.35% 3,59%

Fuente: Elaboracion propia

Al igual que en la Revisiéon Tarifaria anterior, Transelec muestra el mejor desempefio entre las
empresas analizadas, no habiendo motivos para reemplazarla por otra empresa. En funcién de lo
anterior, se propone considerar a Transelec como empresa comparadora y sus ratios como base para
el calculo de los comparadores a emplear para ETESA.

Adicionalmente, y por iguales razones a las consideradas en estudios anteriores, se recomienda
incrementar el valor del Comparador de OyM en un 8% para captar diferencias de las condiciones a
las que se ven expuestas las instalaciones de ETESA respecto a las de la empresa comparadora. En
consecuencia, los comparadores propuestos se presentan en el siguiente cuadro:

Cuadro N° 16: Resumen de Ratios Comparadores.

Comparador Transelec 2013 ETESA
ADMT%M* (ADM/VNR) 0,79% 0.854%
OMT%M* (OyM/VNR) 1,83% 1.828%
AOYM/VNR 2,62% 2.682%

Fuente: Elaboracidn propia

7. ANALISIS DE LA GESTION DE ETESA

En la revision de la gestion de ETESA se han tenido en cuenta una serie de indicadores tanto de
desempefio operativo como la evolucion de los indicadores econémicos mas significativos:

e Desempefio Operativo: fueron analizados los siguientes aspectos:
o Pérdidas de energia

Inversiones

Gastos

Depreciaciones

Ingresos

Calidad del Servicio
0 Gestion de la Operacién Integrada

¢ Indicadores Econdmicos:

O O O 0o
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0 Rentabilidad
0 Liquidez
o Endeudamiento

La fuente de informacion para los analisis es la obtenida a partir de la suministrada por ETESA,
estudios tarifarios realizados durante periodos tarifarios pasados e informacion adicional obtenida de
los registros publicados por la ASEP (Autoridad Nacional de los Servicios Publicos),
convenientemente revisada y validada.

El objetivo principal de este informe es el de dar una serie de elementos basicos que permitan obtener
una vision clara del desempefio de la empresa en sus aspectos principales.

1. REVISION DE LA GESTION DE ETESA

Indicadores de Desempeino Operativo

7.1.1. Pérdidas

Un indicador de la gestion operativa de una empresa de transmision son las pérdidas de energia. El
porcentual de pérdidas de energia de transmision se calcula respecto a la energia ingresada al sistema
de transmision y las pérdidas de energia surgen de la diferencia entre la energia recibida por el sistema
de transmision y la entregada. La informacion presentada en la siguiente tabla se obtuvo de las
estadisticas publicadas por la ASEP.

Cuadro N° 17: ETESA. Pérdidas de energia (GWh y %)

Energia Recibida por  Energia Entregada Pérdidas
ETESA (GWh) por ETESA (GWh)  Pérdidas (GWh) (%)
2013 8,583.49 8,361.63 221.86 2.58%
2014 9,021.54 8,764.29 257.25 2.85%
2015 9,867.07 9,496.54 370.53 3.76%
2016 10,392.26 10,038.16 354.10 3.41%
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Se aprecia una tendencia creciente del porcentaje de pérdidas durante el periodo. Ello puede ser
consecuencia a una mayor generacion hidroeléctrica (alejada de los centros de consumo).

7.1.2. Inversiones

Para la determinacién del IMP de la empresa se precisa estimar las inversiones durante el periodo
tarifario. Por ello resulta adecuado comparar la evolucion de las inversiones efectivamente realizadas
con las proyectadas. Dado que el momento de la activacion de las erogaciones no necesariamente
coincide con el proyectado, es conveniente considerar el monto acumulado de dichos valores. Por otro
lado se han deflactado los valores de los estados financieros® para hacerlos comparables con los del
IMP aprobado que se encuentran a valores de diciembre de 2012.

El siguiente cuadro compara las inversiones estimadas en el IMP, con las activaciones efectuadas y el
total de erogaciones en activos fijos (incluye activaciones y construcciones en proceso).

Cuadro N° 18: ETESA. Inversiones realizadas y previstas

Concepto 2013 2014 2015 2016

Inversiones (IMP) acumuladas 17,412,700 82,556,400 185,050,560 229,208,560
Adiciones Activo Fijo acumulado deflactado 11,770,528 24,549,718 26,201,814 63,346,466
CAPEX acumulado deflactado 48,408,284 94,085,814 149,094,402 200,124,157

8 Se hace notar que a la fecha del estudio ETESA auin no ha presentado los Estados Financieros Auditados, contandose
solamente con resultados preliminares.
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CAPEX representa el total de las erogaciones en activos fijos. Se observa una significativa
discrepancia entre las inversiones (activaciones) consideradas en el IMP y las activaciones realizadas
durante el periodo. Si se consideran las erogaciones en activos fijos se aprecia que la brecha se reduce
significativamente. Este fendmeno seria producto de la demora en la habilitacion y puesta en
funcionamiento de las obras proyectadas en el plan de expansion (particularmente de la tercera linea
Veladero-Llano Sanchez-Chorrera-Panama Il en 230 kV.

7.1.3. Gastos

A continuacion se comparan los gastos proyectados en el IMP (costos de operacion, mantenimiento
y administracion, generacion obligada, entre otros) con los que surgen de los estados financieros
convenientemente deflactados para llevarlos a moneda de diciembre de 2012.

Cuadro N° 19: ETESA. Gastos realizados y previstos

Concepto 2013 2014 2015 2016
Gastos Totales (IMP) 28,802,622 30,271,584 32,783,540 36,146,494
Gastos Totales (Estados Financ.) Deflactado 34,070,549 34,490,688 42,570,142 41,882,779
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Se observa que los gastos realizados superan a los proyectados en aproximadamente un 20%. Ello
seria resultado de los montos pagados en concepto de Generacion Obligada.

Estos mismos resultados se pueden ver comparando los ratios Comparadores aprobados en la anterior
Revision Tarifaria y los observados en la realidad. Los ratios reales surgen de los costos operativos
ajustados por inflacién y el VNR eficiente establecido para cada afio tarifario.
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Cuadro N° 20: ETESA. Evolucion ratios comparadores

Concepto Aprobado 2013 2014 2015 2016

OMT% 2.03% 3.49% 3.49% 3.82% 3.78%
ADMT% 0.78% 1.09% 0.78% 0.88% 0.63%
AOYM/VNR 2.81% 4.58% 4.27% 4.70% 4.41%
ADMT/(ADMT+OMT) 27.8% 23.9% 18.4% 18.7% 14.3%

El ratio OMT% es siempre superior al aprobado (resultado en principio de una mayor Generacién
Obligada); mientras que el ratio ADMT% resulta ligeramente inferior y muestra una tendencia
decreciente. El resultado total muestra, como se sefialdé anteriormente, que el ratio AOYM/VNR
verificado fue mayor al aprobado en todos los afios.

En cuanto a la composicion de los costos, de los comparadores aprobados se infiere que los costos de
administracion deberian representar el 28% aproximadamente, mientras que en la realidad siempre se
ubicaron por debajo y con tendencia decreciente.

7.1.4. Depreciaciones
Otro de los componentes del IMP, las depreciaciones, es comparado con los montos imputados en los
Estados Financieros de la empresa. El cuadro siguiente muestra la evolucion de ambos conceptos.

Cuadro N° 21: ETESA. Depreciacion contable y prevista
Concepto 2013 2014 2015 2016

Depreciacién (IMP) 12,182,032 13,576,032 15,571,032 17,125,000

Depreciacién (Estados Financieros) 14,648,426 14,376,568 13,425,401 14,899,197
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Los valores correspondientes a los Estados Financieros resultan menores a los proyectados en el IMP
a partir de 2015. Ello puede ser consecuencia en la demora en la activacion de las obras en
construccion, lo que posterga la imputacion contable de las depreciaciones.

7.1.5. Ingresos

Los ingresos establecidos en el IMP se comparan con los ingresos totales consignados en los Estados
Financieros de ETESA (incluyen ingresos por uso de la red, conexion, operacion integrada y otros
ingresos). Los ingresos contables fueron desindexados aplicando la formula de actualizacion tarifaria
establecida en el Reglamento de Transmision. La evolucion de ambas variables se presenta en la
siguiente tabla:

Cuadro N° 22: ETESA. Ingresos percibidos y previstos

Concepto 2013 2014 2015 2016
Ingresos Totales (IMP) 60,425,620 65,996,050 77,322,932 82,510,162
Ingresos Totales (Estados Financ.) Deflactado 63,010,563 64,438,180 64,777,926 66,781,583
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Llamativamente, se observa que los ingresos obtenidos por la empresa han resultado
significativamente menores a los establecidos en el IMP, especialmente a partir de 2015. Ello
consecuencia de incumplimientos en el plan de inversiones que ha ido reduciendo el IMP calculado
en las sucesivas actualizaciones anuales.

7.1.6. Calidad del Servicio

De acuerdo al Reglamento de Transmision (Titulo VII. Normas de Calidad de Servicio para el Sistema
de Transmision) la confiabilidad es evaluada a través de dos indicadores que deben cumplir los
prestadores del servicio publico de transmision. Estos indicadores son: el FMIK (Frecuencia Media
de Interrupcion) y el TTIK (Tiempo Total de Interrupcion). Para calcularlos se utilizan las siguientes
formulas:

n o kVAf m kVAfe; X Tfe;
FMIK = 21_1 ,fSl TTIK = 21_1 fSl, fSl
kVA max kVA max

Donde:

kVAfs; = KVA instalado interrumpido en el punto de interconexion.
kVA max = KVA maximo entregado en el punto de interconexion.
Tfsi = Duracion de cada interrupcion.

n = cantidad de interrupciones en el periodo.

A partir de enero de 2006 los limites de referencia de estos indicadores, para las empresas
distribuidoras y grandes clientes conectados al Sistema Principal de Transmision son (Articulo 106
RT):
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Cuadro N° 23: Indicadores de calidad. Limites regulatorios

Indicador Valor limite

FMIK 1.5/ afio

TTIK 6 hr./ afio

De excederse del valor limite establecido por indicador en algin punto de entrega, se evalua
anualmente el monto (B/.) de reduccién tarifaria para el cliente afectado. Esta reduccion se paga al
cliente como una disminucién en la liquidacion de cargos por uso del sistema de transmision de
febrero del afo siguiente al incumplimiento. (Articulo 130 y 132 del Reglamento de Transmision).

A partir de 2014 estos indicadores se miden en diecinueve (19) puntos de entrega del Sistema Principal
de Transmisién (SPT):

Cuadro N° 24: ETESA. Puntos de entrega del SPT
Subestacion Equipo

Equipos asociados al poértico de la LD 115-7

Equipos asociados al portico de la LD 115-9

Equipos asociados al pértico de la LD 115-10
Panama

Equipos asociados al pértico de la LD 115-22

Equipos asociados al pértico de la LD 115-38

Autotransformadores T1/ T2/ T3

Equipos asociados al portico de la LD 115-28

Equipos asociados al pértico de la LD 115-29
Panama Il Equipos asociados al pértico de la LD 115-32

Equipos asociados al pértico de la LD 115-33

Autotransformadores T1/ T2

Lineas de Transmision

LT Ubicacion
115-3A S/E PAN HASTA S/E CALZADA LARGA
115-3B S/E LAS MINAS #2 hasta S/E CHILIBRE
115-4A S/E PAN hasta S/E CEMENTO PANAMA
115-4B S/E CHILIBRE hasta S/E LAS MINAS #2
230-29/30 S/E CANAZAS
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Hasta el 2013, los indicadores eran medidos en 9 puntos de entrega.

A efectos del célculo de estos indicadores, sélo se contabilizan las desconexiones debido a
indisponibilidades en las instalaciones de la Red de Transmisién Regional cuando éstas sean
propiedad del Prestador del Servicio Pablico de Transmision y cuando las indisponibilidades superen
los valores limites definidos por la ASEP.

El siguiente cuadro muestra los valores de los indicadores FMIK y TTIK para el periodo 2013-2016
y que constan en el “Informe Anual de Indicadores de Confiabilidad” de los respectivos afios.

Cuadro N° 25: ETESA. Indicadores de calidad

Punto de
Entrega

2013 2014 2015 2016

FMIK | TTIK FMIK  TTIK FMIK  TTIK FMIK | TTIK

115-3A 0.3841 0.203| 0.3654| 0.4604 0 0 0 0
115-3B 0.4375| 0.3047| 0.6673| 0.8408 0 0| 0.4904| 0.4169
115-4A 0.5262 | 1.5414| 0.4266| 0.6954 0 0| 0.3565| 0.8911
115-4B 0.6176| 1.0005 0 0| 0.3223| 0.2739
115-6 0.8017 1.356 0.499| 0.3144 0 0 0 0
115-7 0.7421| 1.6418| 0.2242| 0.2242| 0.8246| 0.1814 0 0
115-8 0.8953| 1.4517| 0.6343| 0.0444 0 0 0 0
115-9 0.5554| 1.5206| 0.4493| 0.5796 0 0 0 0
115-10 0.6616| 1.5209| 0.5168| 0.6563 0 0 0 0
115-22 0.816| 2.1903| 0.4778| 0.3345 0 0 0 0
115-28 0.308| 0.4467| 0.3814| 0.1576 0 0
115-29 0.2978| 0.4318| 0.3689| 0.1711 0 0
115-32 0.4576 0.604 | 0.4576| 0.1927 0 0
115-33 0.4663 | 0.5363| 0.4663| 0.1419 0 0
115-38 0 0 0 0 0 0
230-29/30 0.4762 0.762 0 0 0 0
T1/T2/T3 0.341| 0.2387 0 0 0 0
TT2 0.3971| 0.4567 1 0.39 0 0
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Estos indicadores son resultados de los siguientes eventos:

e 2013: 1 evento (n° 325) el 25 de febrero asociado a las lineas 230-12, 230-13, 230-3B y 230-
4B

e 2014: 1 evento (n°1158) el 12 de mayo asociado a las lineas 230-9, 230-30 y 230-29, el cual
ocasiond un apagén parcial.

e 2015: 2 eventos: 24 de enero (n° 180) asociado al interruptor 23C12 de la S/E Llano Sanchez,
que origino disparo de la barra C y la 3 y de las lineas 230-12B/13B y 230-3B que ocasiono
un apagon parcial causando la particion del SIN en dos islas eléctricas; y el 12 de febrero (n°
229) asociado al portico de la linea 115-7 en el extremo de la S/E Panama.

e 2016: 2 eventos: 2 de septiembre de 2016 (n° 374) asociado al disparo de la linea 115-3B/4B
y el 21 de diciembre de 2016 (n° 577), que provoco el disparo de la linea 115-4A debido a la
explosion del transformador de corriente (CT) de la fase "A™ del interruptor 11M22 de
subestacion Panama.

Se observa que en todos los puntos de entrega del Sistema Principal de Transmision los valores de
los indicadores se encuentran dentro de los limites establecidos en el Reglamento de Transmision.

7.1.7. Gestion de la operacion integrada

Dentro del IMP correspondiente al CND se consideran los gastos salariales y otros gastos. Los gastos
salariales fueron determinados a partir de una dotacion de personal estimada y de un gasto salarial
medio; mientras que los otros gastos son una proporcién de los gastos salariales.

El siguiente cuadro compara estos gastos del IMP para cada afio calendario con los que surgen de los
estados financieros de la empresa (deflactados por el IPC).

Cuadro N° 26: ETESA. Gastos CND percibidos y previstos

Concepto 2013 2014 2015
Gastos CND (IMP) 4,736,000 5,066,000 5,396,000 5,726,000
Gastos CND (Estados Financieros) deflactado 3,101,293 3,332,943 3,624,381 ND

Los gastos incurridos por el CND rondan el 66% de los gastos aprobados en la RT anterior. Esta
diferencia ha sido resultado, en buena medida, tanto de una menor cantidad de personal empleado
respecto del proyectado como de menores salarios y gastos salariales tal como se muestra en la
siguiente tabla:
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Cuadro N° 27: ETESA. Gastos de personal CND percibidos y previstos

Concepto 2013 2014 2015 2016
Salarios (B/.) 1,997,346 2,150,988 2,304,630 2,458,272
Gastos de Personal (B/.) 2,936,099 3,161,952 3,387,806 3,613,660
IMP Personal (cantidad) 65 70 75 80
Salario Medio (B/.) 2,561 2,561 2,561 2,561
Gasto Personal Medio (B/.) 3,764 3,764 3,764 3,764
Salarios (B/.) 1,100,497 1,145,548 1,198,590 0
Gastos de Personal (B/.) 2,170,033 2,319,123 2,394,183 0
Estados
Financieros Personal (cantidad) 58 61 65 72
(deflactado)
Salario Medio (B/.) 1,574 1,576 1,527 0
Gasto Personal Medio (B/.) 3,104 3,190 3,050 0

De la tabla anterior se aprecia que la cantidad de personal empleado ha sido menor al proyectado en
todos los afios, entre un 7% y 13%. Mas significativo ain es la remuneracion media
(aproximadamente un 60% de la aprobada) y el gasto por empleado (cerca del 80% del aprobado).

Evolucion de Indicadores Econdmico-Financieros

Para el analisis de la situacion economica y financiera de la empresa se han considerado los
principales indicadores econémicos y financieros relacionados con la rentabilidad, la liquidez y el
endeudamiento.

7.1.8. Indicadores de Rentabilidad

A los fines de medir la rentabilidad o resultados econdmicos de la gestion se han considerado los
siguientes indicadores:

e ROA: el rendimiento sobre los activos (ROA en inglés) expresa la capacidad que tiene una
empresa para generar beneficios con el activo que administra, ya sea propio 0 ajeno; y se
obtiene como el siguiente cociente:
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Utilidad Neta

ROA =
0 Activos Totales

ROE: el rendimiento sobre el capital (ROE en inglés) es una medida de la rentabilidad de un
negocio en relacion al valor en libros del Patrimonio, por lo que muestra el retorno para los
accionistas (Unicos proveedores de capital que no tienen ingresos fijos). La diferencia entre el
ROA y ROE radica en el apalancamiento financiero. Se calcula como:

Utilidad Neta

ROE =
Patrimonio Neto

Margen neto: Es una medida de la rentabilidad respecto de los ingresos que genera el negocio
y se obtiene como:

Utilidad Neta
Ingresos Totales

Margen Neto =

Margen EBITDA: a diferencia del Margen Neto, busca permitir la comparacion de rentabilidad
entre empresas o industrias al no considerar el impacto de las diferentes formas de
financiamiento (al ignorar el pago de intereses); la jurisdiccion politica (al ignorar impuestos)
y la composicion de los activos (al ignorar la depreciacion). Se calcula de la siguiente manera:

EBITDA
Ingresos Totales

Margen EBITDA =

El siguiente cuadro y grafico muestran la evolucion de estos indicadores. A los fines comparativos se
ha incluido también el periodo previo (2009-2012):

Cuadro N° 28: ETESA. Indicadores de rentabilidad

Indicadores de

Rentabilidad 2009 2010 2011 | 2012 | 2013 2014 | 2015
ROE 4.86% | 5.40% | 3.77% | 7.43%| 3.71% | 3.50% | 1.96% | 2.24%
ROA 3.38% | 3.94% | 2.64% | 5.47% | 2.65%| 2.36% | 1.20% | 1.24%
Margen Neto 21.29% | 22.65% | 18.17% | 34.36% | 16.40% | 15.15% | 8.31% | 9.19%
Margen EBITDA 61.38% | 62.82% | 55.05% | 56.31% | 45.49% | 45.59% | 33.16% | 36.08%
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Se aprecia un paulatino deterioro en todos los indicadores a lo largo de los ultimos cuatro afios como
asi también del periodo completo ilustrado, consecuencia fundamentalmente del aumento en el costo
de generacion obligada.

7.1.9. Indicadores de liquidez

Los indicadores de liquidez a corto plazo miden la capacidad de la empresa para satisfacer las
obligaciones financieras de tipo recurrentes. En la medida en que una empresa tenga un flujo de
efectivo suficiente, estara en condiciones de evitar el incumplimiento de sus obligaciones financieras
y asi evitar una quiebra financiera. El indicador que es de uso mas frecuente es:

e Liquidez o razon circulante: Surge de la relacién entre los activos circulantes (o corrientes) y
los pasivos circulantes (o corrientes):

Activo Corriente

Liquidez = - -
1 Pasivo Corriente

e Liquidez Acida: Surge de la relacion entre los activos circulantes (o corrientes) neto de
inventarios y los pasivos circulantes (o corrientes):

Activo Corriente — Inventarios

Liquidez Acida =
q Pasivo Corriente

e Liquidez Saper Acida: Surge de la relacion entre Efectivo y Equivalente en Efectivo y los
pasivos circulantes (o corrientes):

Efectivo
Pasivo Corriente

Liquidez Super Acida =
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El siguiente cuadro y grafico muestran la evolucién de este indicador durante los Gltimos 8 afos:

Cuadro N° 29: ETESA. Indicadores de liquidez
Indicadores de Liquidez | 2009 2010 2011 2012 | 2013 2014 2015 2016

Liquidez 158| 1.63| 114| 138 0.84| 052 048| 051
Liquidez Acida 1.49| 1.43| 103| 1.23| 0.77| 0.48| 043| 047
Liquidez Saper Acida 1.16| 0.82| 030| 041 0.06| 0.10( 0.07| 0.09
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Se aprecia un preocupante deterioro durante los ultimos cuatro afios producto de un significativo
incremento en el pasivo corriente. El incremento del pasivo corriente obedece a diferentes motivos
(en 2013 por incremento en el saldo a pagar a proveedores, en 2014 vencimiento de préstamos
corrientes, en 2015 provision para devolucion de ingresos por uso del Sistema Principal debido al
atraso de la entrada en operacion comercial de ciertos proyectos de inversion y por indemnizacion de
servidumbre). En linea con lo anterior se observa como altamente preocupante los niveles de liquidez
que presenta la empresa. Si se observan los indicadores de liquidez acida tan solo, que en condiciones
Optimas deberian tender como minimo a la unidad o superior a ella, registran valores cercanos a cero.
En el caso del indice de liquidez &cida se observa que los pasivos corrientes duplican las
disponibilidades de caja de la empresa al cierre del ejercicio 2016. Dicho contexto implica que la
empresa no cuenta con la liquidez suficiente para atender sus compromisos de corto plazo, hecho que
presupone la necesidad de contar con asistencia financiera constante a fin de cumplir con estos. Esta
situacion se condice con los ratios de endeudamiento que se exponen en la seccion siguiente.
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7.1.10. Indicadores de Endeudamiento

Permiten analizar la medida en la cual una empresa recurre al financiamiento por medio de deudas en
lugar de recurrir a la emisién de instrumentos de capital contable. Son herramientas que permiten
determinar la probabilidad de que la empresa incurra en incumplimientos con relacién a sus
obligaciones contractuales. Es decir, una cantidad excesiva de deudas puede conducir a una mas alta
probabilidad de insolvencia y de quiebra financiera. Pero por otro lado, las deudas son una forma
importante de financiamiento ya que proporcionan una ventaja fiscal significativa porque los pagos
de intereses son deducibles de impuestos.

Los indicadores analizados son los siguientes:

Solvencia: Permite determinar el nivel de autonomia financiera. Un valor bajo del indice indica
que la empresa depende mucho de sus acreedores y que dispone de una limitada capacidad de
endeudamiento y funciona con una estructura financiera arriesgada. Surge de la siguiente
expresion:

Activo Total

Solvencia = ——
Pasivo Total

Endeudamiento: Mide el grado de compromiso del patrimonio para con los acreedores de la
empresa. Esta razén de dependencia entre propietarios y acreedores sirve también para indicar
la capacidad de credito y si los propietarios o acreedores son los que financian principalmente
a la empresa. Se calcula de la siguiente manera:

Pasivo Total

Endeudamiento = - -
Patrimonio Neto

Endeudamiento Corriente: Mide el grado de endeudamiento a mediano plazo de la empresa y
su capacidad para afrontar acreencias. Esta estrechamente vinculado a la solvencia.

Pasivo Corriente

Endeudamiento Corriente = - -
Activo Corriente

Ratio de Deuda de Largo Plazo: Es una medida de la calidad (en lo que se refiere al plazo) de
la deuda. Cuanto méas proximo a uno se encuentre el indicador menor el grado de exigibilidad
de la deuda. Se obtiene como:

Deuda a Largo Plazo
Deuda Total

Ratio de Deuda a Largo Plazo =

Ratio de Cobertura del Servicio de la Deuda. Muestra en qué medida los gastos financieros se
pueden pagar con el beneficio neto. Cuanto mayor sea este indicador mejor es la situacion de
la empresa para hacer frente a la carga financiera. Para obtenerlo se emplea la siguiente
expresion:
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EBITDA
Intereses Pagados + Amortizacion de la deuda

Cobertura del Servicio de la Deuda =

e Covenant: Mide cuantas veces la deuda neta de la empresa abarca al EBITDA. Usualmente
empresas de la industria de servicios publicos a nivel latinoamericano alcanzan una relacién
Deuda Neta/EBITDA de entre 3,5 veces hasta 4 veces.®

Deuda Financiera Total — Efectivo
EBITDA

Covenant =

Cuadro N° 30: ETESA. Indicadores de endeudamiento

Relaciones de

Endeudamiento 2009 2010 2011 2012 | 2013 2014 2015 2016
Solvencia 3.29| 3.70| 335 3.79| 351| 3.08| 258| 224
Endeudamiento 0.44| 037 043| 036| 040| 048| 0.63| 081

Endeudamiento Corriente 0.63| 0.61| 0.88| 0.72 1.19 1.91 2.10| 1.96

Ratio Deuda Largo Plazo 0.90| 0.90| 0.90| 0.89| 087| 056| 0.70| 0.76

Ratio de Cobertura del
Servicio de la Deuda 3.44| 354| 284| 336| 3.33| 342| 252| 0.75

Covenant 1.26| 155| 196| 1.65| 1.84| 2.04| 378| 479

° “Industry Top Trends 2017 (Utilities)”; S&P Global Ratings; February 6, 2017
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Se observa un deterioro en los principales indicadores durante los ultimos 4 afios:

e En el caso de la solvencia y endeudamiento como resultado de una mayor participacion del
endeudamiento en el financiamiento de los activos

e La cobertura del servicio de la deuda disminuye por una caida en el EBITDA (como
consecuencia del aumento en la generacion obligada) y significativas amortizaciones de la
deuda de largo plazo en 2016.

e Enlinea con el cuadro de situacion a nivel de liquidez (indices de prueba acida y stper acida)
se observa un importante compromiso de la empresa en sus niveles de endeudamiento a corto
plazo, duplicando dichos compromisos de corto plazo al patrimonio de la sociedad. Se
esperaria que, como situacion ideal en una empresa regulada, cuyos flujos de caja resultan mas
predecibles y estables en el tiempo que el de industrias sometidas a competencia, no requerir
un aumento tan significativo de su exposicion financiera a corto plazo. Paralelamente que la
empresa ha incrementado su posicién de endeudamiento corriente se ha deteriorado su
solvencia patrimonial, lo cual implica mayor endeudamiento que no ha conllevado un
incremento proporcional de los activos de la sociedad. Ello demuestra que la empresa se ha
visto empujada a atender mas bien el desbalance operativo mediante un mayor endeudamiento
y no a inversiones que hayan engrosado el activo de la empresa.

e La problematica del endeudamiento de la empresa no solo se concentra en un importante
compromiso a corto plazo, sino que también en un elevado indice Deuda Neta/EBITDA para
los parametros generales de la industria de servicios publicos a nivel latinoamericano (4,4x al
31/12/2016 versus un estandar para el sector y la region de entre 3,5x y 4,0x)

Por su parte, el Ratio de Deuda a Largo Plazo se mantiene relativamente estable como resultado de
que las diferentes fuentes de endeudamiento han crecido a ritmo similar.
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2.

CONCLUSIONES DEL ANALISIS DE LA GESTION DE ETESA

A continuacion, se resumen las principales conclusiones alcanzadas en los analisis anteriores:

Las pérdidas de energia han mostrado una tendencia creciente durante el periodo, debido
probablemente a una mayor generacion hidroeléctrica.

Los indicadores de calidad se encuentran dentro de los limites establecidos.

Las activaciones (inversiones) han sido menores a las propuestas en el plan de expansion,
mientras que las erogaciones de capital han sido similares. Ello seria consecuencia
fundamentalmente de retrasos en la concrecion del plan de expansion (3° linea). Este retraso
también explicaria por qué las depreciaciones han sido inferiores a las proyectadas en el IMP,

Los costos operativos totales han sido mayores a los aprobados en el IMP, consecuencia de
mayores costos de Generacion Obligada. La participacion de los costos de administracion ha
sido inferior a la que surge de los Comparadores.

Llamativamente, los ingresos obtenidos han sido significativamente menores a los
establecidos en el IMP debido al retraso en la ejecucion de obras que ha implicado un
crecimiento de la base de activos menor a la prevista en la anterior RT y por lo tanto un menor
IMP en las actualizaciones anuales.

Se aprecia un paulatino deterioro en todos los indicadores de rentabilidad, consecuencia
fundamentalmente del aumento en el costo de generacion obligada.

Se aprecia un preocupante deterioro de los indicadores de liquidez producto de un
significativo incremento en el pasivo corriente. El incremento del pasivo corriente obedece a
diferentes motivos (en 2013 por incremento en el saldo a pagar a proveedores, en 2014
vencimiento de préstamos corrientes, en 2015 provision para devolucion de ingresos por uso
del Sistema Principal debido al atraso de la entrada en operacion comercial de ciertos
proyectos de inversion y por indemnizacion de servidumbre).

Visto desde una perspectiva de la industria y la region ETESA presenta un nivel de
endeudamiento que excede a los parametros generales del sector. El indice Deuda
Neta/EBITDA al 31/12/2016 excede los maximos esperables para el sector en la region.

Se observa un deterioro en los principales indicadores de endeudamiento. En el caso de la
solvencia y endeudamiento es resultado de una mayor participacion del endeudamiento en el
financiamiento de las obras en construccion y del déficit operativo (producido por los gastos
en generacion obligada). La cobertura del servicio de la deuda disminuye por una caida en el
EBITDA (como consecuencia del aumento en la generacién obligada) y significativas
amortizaciones de la deuda de largo plazo en 2016.

En cuanto a la gestion del CND se observa que los gastos realizados fueron menores a los
previstos en el calculo del IMP debido a menor contratacion de empleados y menor
remuneracion a la proyectada.
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ANEXO IlI

RETORNO SOBRE EL CAPITAL PARA LA ACTIVIDAD DE
TRANSMISION EN PANAMA

1. Marco Legal y Conceptual para la Determinacion de la Tasa de Rentabilidad

El analisis para la determinacion de la tasa de rentabilidad, esto es, el costo de capital, que debe
aplicarse para la determinacion del Ingreso Maximo Permitido (en adelante, IMP) de ETESA debe
referirse a la Ley No 6 de 1997 por la cual se dicta el Marco Regulatorio e Institucional para la
Prestacion del Servicio Publico de Electricidad.

En este sentido, en el Capitulo Il - Articulo 96 se sefiala que *“...(l)as tarifas asociadas con el acceso
y uso de las redes de transmision cubriran los costos de inversion, administracion, operacion y
mantenimiento de la red nacional de transmision necesarios para atender el crecimiento previsto de
la demanda en condiciones adecuadas de calidad y confiabilidad y de desarrollo sostenible. Los
costos se calcularan bajo el supuesto de eficiencia econdémica en el desarrollo del plan de expansion
y en la gestion de la Empresa Transmision. Para el efecto de este célculo no se consideraran los
costos financieros de créditos concedidos al concesionario...”. Agrega este mismo articulo en su
segundo parrafo que ““...(l)os costos utilizados como base para el calculo de tarifas deben permitir a
la Empresa de Transmisién tener una tasa razonable de rentabilidad antes de aplicarse el impuesto
sobre la renta sobre el activo fijo invertido a costo original. Para efectos de este célculo, se define
como razonable aquella tasa que no difiera en mas de dos puntos de la suma de la tasa de interés
anual de los bonos de treinta afios del tesoro de los Estados Unidos de América, mas una prima de
siete puntos en concepto del riesgo del negocio de transmision en el pais. La tasa de interés
mencionada se calculara como el promedio de las tasas efectivas durante los doce meses anteriores
a la revision de la formula tarifaria...”.

No obstante ser el marco regulatorio el que determina una mecanica especifica para la fijacion de la
tasa de rentabilidad a reconocer en el pliego tarifario por parte del regulador, resulta relevante
contrastar con informacion de referencia a nivel internacional que permita al regulador disponer de
elementos de juicio adicionales que puedan brindar una mirada mas integral y completa del valor que
se adopta como valido en el proceso. En tal sentido se incorporara, de manera consistente con las
revisiones tarifarias pasadas, el calculo de la tasa de rentabilidad utilizando el modelo ampliamente
aceptado en la préactica regulatoria conocido como WEIGHTED AVERAGE COST OF CAPITAL
(WACC) ° el cual incluye la determinacion del costo de capital propio (tasa de retorno del capital

10 Costo Promedio Ponderado del Capital
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propio 0 equity) a partir de otro modelo ampliamente aceptado como es el CAPITAL ASSET
PRICING MODEL (CAPM),

Apelando a la propia definicion hecha en estudios tarifarios anteriores el WACC responde al concepto
de costo de oportunidad del capital, esto es, la tasa minima o retorno que requiere una inversion para
atraer fondos hacia el sector regulado (también conocida en la jerga financiera como tasa de corte).
Tal como lo define la Ley N° 6 de 1997 dicho retorno debe responder a una actividad de riesgo
comparable por lo tanto resulta necesario contemplar tanto la estimacion del rendimiento de una
inversion como el nivel de riesgo comparable con otras industrias a nivel nacional o internacional.

La literatura de las finanzas corporativas recurre a un modelo ampliamente utilizado y aceptado
también en la préctica regulatoria, modelo que permite estimar el costo de capital promedio
ponderado, bajo la consigna de que en general las empresas financian su operacién mediante dos
corrientes de recursos: capital propio y deuda con terceros. Deuda y capital propio se diferencian en
que los acreedores poseen derechos prioritarios sobre los beneficios de la empresa, mientras que el
capital propio solo posee derechos residuales (esto es, reciben lo que queda después de que se abona
a los acreedores). Ello conlleva a considerar que el capital propio enfrenta un mayor riesgo y por
consiguiente el costo o remuneracion que exige es mayor al costo de endeudamiento. Esta dualidad
de recursos con los cuales se apalanca la operacion de la empresa y los costos que cada una de ellas
conlleva se exponen en el WACC, el cual se compone a partir de la siguiente formulacion.

. .@-t)_ D PN

r, = ——— e ———
D+ PN D+ PN

a

donde,

ra: WACC o tasa de rentabilidad
rd: costo de la deuda

re: costo de capital propio

D: valor de la deuda

PN: valor del patrimonio neto

Por su parte como ya se mencion0 para la determinacion de la tasa de retorno del capital propio,
subsiste una preferencia en la practica de las finanzas corporativas por la utilizacion del modelo

1 Modelo de Valoracién de Activos de Capital
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CAPM, ampliamente utilizado por organismos reguladores dentro de los procesos de determinacion
de tarifas,*? el cual se define seguidamente.

e =14 +ﬁ°(rm — I )+ rp
donde,
re: costo de capital propio
[: beta de la accion
rf: tasa libre de riesgo
rm: retorno de una cartera diversificada de acciones

rp: tasa de riesgo pais

2. Calculo del Costo Promedio Ponderado del Capital

En esta seccidn se procederd a calcular la tasa de rentabilidad en base a la metodologia anteriormente
definida con el correspondiente detalle de la metodologia empleada, mecénica de calculo y fuentes de
informacion consultadas.

Debe destacarse que los valores que determine esta metodologia de calculo no obligan a la ASEP a su
adopcion y solo constituiran elementos de juicio adicionales a tener en cuenta para la fijacion de la
tasa de rentabilidad regulada de manera definitiva.

2.1.Costo de la Deuda

El costo de la deuda es igual al costo de endeudamiento de mediano y largo plazo en el que incurre la
empresa para obtener fondos para financiar sus proyectos.

El modelo utilizado en este trabajo a los fines de estimar el costo de endeudamiento, se basa en
considerar el costo marginal de obtener fondos. Una empresa de servicios publicos que desea obtener
fondos en el mercado internacional, los captara a una tasa que refleje la tasa libre de riesgo méas un

12 Esto se observa por ejemplo en una importante cantidad de paises de Latinoamérica como ser los casos de Uruguay,
Argentina, Colombia, Brasil, Peru y Chile en la regulacion de tarifas en transporte y también distribucién de energia
eléctrica. A nivel internacional esta metodologia tiene aplicacién por parte de organismos de regulacién como los de
Reino Unido, Alemania, Polonia, Finlandia, Francia, Republica Checa, Eslovaquia, Australia, por citar algunos casos
(Mapping Power and Utilities Regulation in Europe; Ernst & Young; 2013).
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spread asociado al riesgo crediticio del sector como también del pais en el cual se encuentra dicha
firma.

En sintesis, el costo de endeudarse es igual a la tasa de interés libre de riesgo mas la prima de riesgo
pais, mas un spread asociado al riesgo de default de la empresa.

ry="r; +r,+3D

donde,

rd: costo de la deuda
rf: tasa libre de riesgo
rp: tasa de riesgo pais
SD: spread de default

Para la tasa libre de riesgo, solo a los efectos del calculo del costo de la deuda, se considerd la tasa de
interés de los Bonos del Tesoro de los EE.UU. a 10 afios (UST10) (en particular el promedio aritmético
de los retornos para el periodo Julio 2016 a Junio 2017). El valor medio alcanzado para el periodo
referenciado resulta ser de 2,10%.

Cuadro N° 1: Tasa Libre de Riesgo en base a Serie de Retornos UST10Y

2016-07 1,50%
2016-08 1,56%
2016-09 1,63%
2016-10 1,76%
2016-11 2,14%
2016-12 2,49%
2017-01 2,43%
2017-02 2,42%
2017-03 2,48%
2017-04 2,30%
2017-05 2,30%
2017-06 2,19%

Fuente: Board of Governors Federal Reserve System

Cabe aclarar que la revision tarifaria anterior se ha considerado el comportamiento de los Bonos del
Tesoro de los EE.UU. a 20 afios debido al plazo de maduracion de los préstamos con que contaba
ETESA en aquella oportunidad y, fundamentalmente al periodo asociado al mecanismo de
financiamiento para la construccién de la tercera linea (30 afios). En la actualidad y a partir de la
revision de los Estados Financieros Preliminares al 31 de diciembre de 2016 se constata el siguiente
cuadro de maduracion del financiamiento de largo plazo de ETESA.
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Cuadro N° 2: Detalle de Financiamientos de ETESA de Largo Plazo al 31 de diciembre de 2016

EMPRESA DE TRANSMISION ELECTRICA, SA.

-.f/"' DEUDA LARGO PLAZO ¥ CIRCULANTE
ETEM ARD 2016
ANEXD AB
TASADE DESEMBOLSD  TRANSFERDOD
DESCH|PCION FECHA DE PRE. VENCIMIENTO MTERES 102015 ANSTE RECIBD ADEUDA PAGD PICIEMBRE 2018
|1}

LARGO PLAZO

BID 11 130C-PN Wi wme T 17211453 0 0 4302863 0 12908590
BID 1002 Y401 1M TV 884 544 i ] 84,242 0 800,302
BID 2024 OSETO  (561.694) 0 0 ] 8987.097
BANCO NACIONAL 050606 OSOEIY wrdmeses+ 5095628 306,667 14551 2200000 121217 1895628
CAJA DE AHORRO 41286 19962057 (1.583.084) 0 23075% 140502 25331664
CAJA DE AHORRO (LINEA DE CR) 1201414 930,886 34368 17497 210,006 186,675 517,48
CORPORACION ANDINA DE FPMENTO 15,940,801 0 0 5840801
SCOTIA BANK 0 0 2744688 0 0 27446884
AES CHANG L/P 1370473 2370473
PETROTERM PANAMA L/P 132011 1327771
TOTAL LARGO PLAZO G6M25  LETARS 47117976 9004898 18305 DRS26487

Fuente: Estados Financieros de ETESA al 31 de diciembre de 2016

Del analisis del cuadro anterior se desprende que la maduracién de los financiamientos vigentes en su
gran mayoria se ubica en el entorno de los 10 afios 0 menos (vencimientos en los afios 2020 y 2027).
Solo en el caso del financiamiento tomado con la Corporacion Andina de Fomento (CAF) se excede
unos tres afios del horizonte de diez afios, pero a la fecha representa una minima porcién de la deuda
de largo plazo total (16% de la deuda financiera de largo plazo total).

En relacion a la tasa de riesgo pais se utiliza la misma que se ha determinado para el calculo del
CAPM, siendo esta para el periodo de referencia de 1,66%. Esta surge de considerar el promedio del
EMERGING MARKETS BOND INDEX (EMBI) elaborado por el Banco JP MORGAN CHASE,
siendo este definido como la diferencia entre la tasa de interés que pagan los bonos denominados en
ddlares emitidos por paises considerados mercados emergentes y los Bonos del Tesoro de los EE.UU.
(los que se consideran libre de riesgo). A continuacion, se detalla la base de calculo para el periodo
de referencia.
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Cuadro N° 3: EMBI para la Republica de Panamé

EMBI Global Diversified Subindices (average monthly)

jul-16 1,89%
ago-16 1,75%
sep-16 1,72%
oct-16 1,62%
nov-16 1,79%
dic-16 1,79%
ene-17 1,73%
feb-17 1,57%
mar-17 1,54%
abr-17 1,57%
may-17 1,50%
jun-17 1,52%

Fuente: Bloomberg

Respecto del calculo del spread por default para una empresa de transmisién eléctrica en la Republica
de Panama, se considerd el premio por riesgo crediticio que empresas estadounidenses, con la misma
calificacion considerada para el pais, pagan por encima de la tasa libre de riesgo. Dicha calificacion
asciende segiin FITCH RATINGS a “BBB” con perspectiva estable.

lustracion No 1: Calificacion Crediticia Republica de Panama Agencia Fitch Ratings

FitchRatings

Fitch Afirma Calificaciones de Panama en ‘BBB’;
Perspectiva Estable

Fitch Ratings - Nueva York - (Febrero 17, 2017): Fitch Ratings afirmd las calificaciones soberanas de
Panama de la siguiente manera:

- calificacion de largo plazo en moneda extranjera y moneda local en ‘BBB’ con Perspectiva Estable;
-- bonos sénior sin garantia en moneda extranjera y moneda local en ‘BBB’;

-- techo pais en ‘A’;

-- calificaciéon de corto plazo en moneda extranjera y moneda local en ‘F2'.

Fuente: ASEP

Segun la informacion relevada en el mercado financiero el spread crediticio para empresas
estadounidenses con calificacion “BBB” en financiamiento a 10 afios asciende a 126 bp (1,26%).
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Grafico No 1: Spreads Crediticios segun Calificacion e Industria
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(Source: Bloomberg LP, Raymond James)
The amount of extra yield, in basis points, that investors require to own corporate ‘A’ and “BBB” credit-quality bonds over U.S. Treasury securities.

Como resultado de los componentes anteriormente determinados se obtiene el siguiente costo de
deuda para ETESA en el periodo de referencia.

Cuadro No 4: Costo de la Deuda para ETESA

Tasa Libre de Riesgo 2,10%

Riesgo Pais 1,66%

Riesgo Corporativo (Rc) 1,26%

Costo de la Deuda antes de impuestos 5,02%

Tasa Marginal Impuesto a las Ganancias 30,00%

Costo de la Deuda despues de impuestos 3,87%
Fuente: Elaboracion propia

2.2.Costo del Capital Propio

A continuacion, se expone la metodologia empleada para la determinacion del costo de capital propio
de la empresa segun el modelo CAPM seleccionado, indicando asimismo fuentes de informacion
consultadas y validaciones practicadas de manera consistente con lo aplicado en los periodos tarifarios
anteriores.

2.2.1. Latasa Libre de Riesgo

La tasa de libre riesgo es el rendimiento que puede obtener un activo no expuesto a riesgo alguno. Es
decir que un inversionista espera que el activo invertido sin riesgo, tenga un rendimiento sin
desviaciones alrededor del riesgo esperado. Un activo libre de riesgo no tiene riesgo de
incumplimiento (default risk) ni riesgo de reinversion (reinvestment risk). Es préctica habitual, y
aceptada en forma generalizada en finanzas corporativas, evaluar la tasa de libre riesgo como el
rendimiento de los Bonos del Tesoro de los EE.UU. (Treasury Bonds o T-Bonds) con una madurez
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(maturity) equivalente a la vida util del activo que se desea evaluar. Asimismo, estos reinen otra
caracteristica relevante como es la importante liquidez que registran, esto es, son activos con un
importante volumen de transaccion en los mercados financieros globales. En el caso particular de este
estudio, la préactica indicaria considerar como tasa libre de riesgo a la tasa interna de retorno de un
bono con una duracion similar a la vida promedio de los activos eléctricos de la empresa cuyo costo
de capital se trata de determinar.

A fin de determinar la tasa libre de riesgo se recurrié a los retornos informados por el Banco Nacional
de Panam4, considerando el promedio para los doce meses anteriores a la revision de la formula
tarifaria segun lo definido por el Articulo 101 de la Ley N° 6 de 1997 en relacion a los promedios que
deben considerarse para los rendimientos de los Bonos del Tesoro de los EE.UU. En el caso particular
de esta revision se adopta entonces el periodo Julio 2016 — Junio 2017 para los UST30Y, siendo este
el periodo correspondiente al afio anterior en gque se inicia el nuevo ciclo tarifario.

Cuadro N° 5: Rendimientos de los Bonos del Tesoro a 30 Afios (UST30Y)
segun Articulo 101 de la Ley N° 6 de 1997

jul-16 2,22%
ago-16 2,26%
sep-16 2,35%
oct-16 2,50%
nov-16 2,87%
dic-16 3,11%
ene-17 3,02%
feb-17 3,03%
mar-17 3,08%
abr-17 2,94%
may-17 2,96%
jun-17 2,80%

Fuente: Banco Nacional de Panama en base a Board of Governors Federal Reserve System

El promedio aritmético para el periodo en cuestion asciende a 276 bp (2,76%) como tasa libre de
riesgo a considerar en el calculo del costo del capital propio de la empresa.

2.2.2. El Coeficiente Beta

El coeficiente Beta mide la sensibilidad de un activo en relacién al mercado, reflejando el riesgo
inherente al negocio e incorporando también el riesgo financiero pues subsiste un riesgo adicional
derivado del uso de deuda (capital de terceros) en el financiamiento de las operaciones de la empresa.
Por lo tanto, subsisten dos tipos de riesgos a los cuales se encuentra expuesto una empresa: el riesgo
fundamental del negocio y el riesgo financiero. Usualmente, las informaciones provistas tienen en
cuenta ambos efectos, indicando en sus informes lo que se denomina el “beta apalancado” (beta
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leverage), pero para nuestro analisis debemos separar el efecto del riesgo financiero (el cual sera
tenido en cuenta cuando se aplique el modelo del WACC), calculando el “beta desapalancado” para
una empresa regulada como lo es ETESA.

El célculo del coeficiente Beta, a los efectos de estimar el costo de capital de una empresa regulada,
exige que se utilice informacion objetiva referente a mercados con un importante volumen de
empresas y operaciones. Siendo que estas caracteristicas no se encuentran en la Republica de
Panama,™ se recurre a los valores estimados para la industria de servicios de energia eléctrica regulada
(transporte y/o distribucion eléctrica) de los EE.UU. publicado por DUFF & PHELPS. El valor de
la beta desapalancado medio para la industria definida a utilizar asciende a 0,23 segun los calculos de
DUFF & PHELPS para una muestra de dieciseis empresas relevadas. A fin de tener una segunda
fuente de control del dato obtenido por esta consultora se toma asimismo la beta desapalancada
calculada, para el sector de servicios publicos regulados, por el Prof. Aswath Damodaran, la cual
asciende a 0,25, con un total de dieciocho empresas contenidas en la muestra.*®

Este resultado arroja una beta sin considerar la estructura de deuda y capital propio 6ptimo para la
industria regulada de energia eléctrica como tampoco el tratamiento impositivo que sobre la deuda se
aplica. A los efectos de determinar una beta relevante para la actividad de ETESA se incluye entonces
tanto la estructura de deuda y capital propio éptima para la actividad y la tasa impositiva
correspondiente. Con ello se obtiene una beta apalancada para la actividad en la Republica de Panama.

En este punto es dable destacar que el enfoque regulatorio para la industria de servicios publicos
eléctricos en los EE.UU. se basa en garantizar una tasa de retorno. Por el contrario, en la Republica
de Panama el enfoque de la regulacion se basa en establecer precios maximos, tal como se aplica de
manera similar en el Reino Unido. Siendo que el mecanismo de precios maximos traslada un mayor
riesgo a la empresa regulada, corresponderia de manera consistente con lo practicado en el periodo
tarifario anterior ajustar la beta determinada para la actividad en la Republica de Panama por una
prima por diferencia de mecanismos regulatorios. A continuacion, se expone la estimacion de la prima
de riesgo regulatorio y los resultados para el ajuste mencionado.

13 De hecho, la empresa ETESA no cotiza en la Bolsa de Valores de Panama, lo que impide al menos como primera
aproximacion realizar una estimacién econométrica del coeficiente Beta siendo que esta es la relacion entre la
covarianza del retorno de un activo y del mercado, y la varianza del retorno de mercado.

142017 Valuation Handbook — U.S. Industry Cost of Capital; Grabowski, Roger J.; Nunes, Carla; Harrington, james P.;
Wiley & Sons

15 Disponible en Damodaran On Line (http://pages.stern.nyu.edu/~adamodar/)
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Cuadro N° 6: Determinacion Ajuste Beta Riesgo Regulatorio y Beta de la Actividad
para la RepuUblica de Panama

Beta Estados Unidos

Beta EE.UU desapalancado (A)
Tasa de Impuestos
Apalancamiento Optimo

Beta EE.UU. apalancado

Beta Reino Unido

Beta UK apalancado

Tasa de Impuestos
Apalancamiento Optimo
Beta UK despalancado (B)

Riesgo Regulatorio (B) - (A) 0,233

Beta Panama

Beta EE.UU desapalancado 0,230

Riesgo Regulatorio 0,233

Tasa de Impuestos 30,00%

Apalancamiento Optimo 50,00%

Beta Panama apalancado 0,788
Fuente: Elaboracion propia en base a Duff & Phelps/OFGEM

En relacion a la beta para el Reino Unido se consideré el valor reconocido por el OFFICE OF GAS
AND ELECTRICITY MARKETS (OFGEM) del Reino Unido en la revision tarifaria vigente en
transporte de energia eléctrica aplicable a la compafiia NATIONAL GRID.®

Cuadro N° 7: Estadisticas de Coeficiente Beta para Industria de Servicios Publicos Eléctricos

Leverage Ratios (%) Cost of Debt Capital Structure
Debt/MY Equity Debt/Total Capital Costof Debt (%)  SIC Composite {%)
Latest 5% g Latest 5-%1 Avg Latest Latest

671 746 402 42,7 4.8

7a.0 LrAl 4249 43.5 4.4 42.9

931 .6 48,2 44,0 4.3

4449 B35 310 3684 £ ar. LT

Fuente: 2017 Valuation Handbook — U.S. Industry Cost of Capital

16 RIIO-T1: Final Proposals for National Grid Electricity Transmission and National Grid Gas (Final Decision — Overview
Document - December 2012). Este documento determina de manera final el control de precios para National Grid desde
el 1° de abril de 2013 hasta el 31 de marzo de 2021.
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2.2.3. Retorno de una Cartera Diversificada

El concepto bésico detrds del modelo CAPM es que un inversor espera una recompensa tanto por el
paso del tiempo como por el riesgo que asume. A mayor riesgo mayor el retorno esperado. Si se
invierte en un activo libre de riesgo como ser los Bonos del Tesoro de los EE.UU. solo se percibe la
tasa de retorno que este instrumento promete y por ello esta es la recompensa que debe esperarse. Pero
cuando de invierte en un activo mas riesgoso lo esperable es un retorno extra o premio por el riesgo.
El modelo CAPM postula que este premio por riesgo es equivalente al coeficiente Beta del activo
multiplicado por el premio por riesgo de mercado expresado en la diferencia entre el rendimiento
esperado del mercado y el rendimiento del activo libre de riesgo. En general, en la determinacion del
retorno esperado del mercado subsisten discrepancias y discusiones académicas, las cuales no resultan
objeto del presente informe. No obstante, en la préctica regulatoria a nivel internacional y en la propia
Republica de Panama en periodos tarifarios anteriores, como también en la practica de las finanzas
corporativas, se ha abordado metodologicamente esta tarea seleccionando series de tiempo de retornos
de mercados con suficiente representatividad. En particular, el mercado de valores de los EE.UU. por
cuanto este resulta de mayor escala y volumen de transacciones a nivel global.

De manera consistente con la metodologia empleada en revisiones tarifarias anteriores en transmision
eléctrica se ha utilizado para la determinacion del retorno de mercado el promedio de los retornos para
el mercado de valores de los EE.UU. en base a dos fuentes de informacion: retornos de mercado segun
el Prof. Aswath Damodaran?’ y los publicados por la consultora DUFF & PHELPS. '8 Ambas series
de tiempo para una variedad de periodos en un rango de entre 10 y 90 afios a fin de contemplar en el
calculo de la tasa de rentabilidad diversos escenarios de tiempo. Vale destacar que los célculos
provistos por el Prof. Aswath Damodaran y DUFF & PHELPS los mismos se realizan sobre la base
del indice S&P 500,'° indice representativo del mercado de valores de los EE.UU. para las firmas de
mayor capitalizacion bursatil. A continuacion, se exponen los resultados alcanzados por ambas fuentes
y el célculo de la tasa a considerar de manera consistente con la metodologia empleada en la anterior
revision tarifaria.

7 Disponible en Damodaran On Line (http://pages.stern.nyu.edu/~adamodar/)

182017 Yearbook Stocks, Bonds, Bills and Inflation; US Capital Markets Performance by Asset Class 1926 — 2016;
Ibbotson, Roger G.; Duff & Phelps; Wiley & Sons

9 Dicho indice, con una capitalizacién media de mercado de mas de USD 140.000 millones, representa a las 500
principales empresas de los EE.UU. sobre un total cotizantes de 1.900
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Cuadro N° 8: Retornos de Mercado en base a S&P 500 calculados por Duff & Phelps 'y
Prof. Aswath Damodaran

Duff & Phelps

Ibbotson

Damodaran
S&P 500

90 Afios
50 Afos
40 Anos
30 Aflos
10 Afios

1928-2016
1967-2016
1977-2016
1987-2016
2007-2016

9,70%
10,20%
11,10%
10,20%
6,90%
Fuente: Elaboracion propia en base a DUFF & PHELPS/Prof. Aswath Damodaran

11,42%
11,45%
12,22%
11,50%
8,64%

En relacién a la seleccion y determinacion de la tasa libre de riesgo, esto ya se ha abordado en la
Seccion 1.2.a.2.1. Corresponde pues a continuacion determinar el premio de mercado (MRP) segln

ambas fuentes consultadas.

Cuadro N° 9: Tasa de Retorno, Tasa Libre de Riesgo y Premio de Mercado (MRP) seglin
Prof. Aswath Damodaran y Duff & Phelps (Ibbotson)

S&P 500

Damodaran

Treasury Bonds

90 years 1928-2016
50years 1967-2016
40 years 1977-2016
30vyears 1987-2016
10vyears 2007-2016

11,42%
11,45%
12,22%
11,50%
8,64%

b I . B |

S&P 500

1T N M N

5,18%
7,08%
7,57%
6,55%
5,03%

6,24%
4,37%
4,65%
4,95%
3,62%

b . B B |

Duff & Phelps Ibbotson

Treasury Bonds

MRP

90 Anos 1928-2016
50 Afios 1967-2016
40 Afos 1977-2016
30 Afos 1987-2016
10 Aios 2007-2016

11,67%
11,56%
12,36%
11,61%
8,75%

M N W 9

1T N W

5,92%
8,18%
9,08%
8,54%
7,46%
Fuente: Elaboracion propia en base a DUFF & PHELPS/Prof. Aswath Damodaran

5,75%
3,39%
3,29%
3,06%
1,30%

M N W 9

Se expone a continuacion los resultados alcanzados aplicando la metodologia previamente utilizada
en la revision tarifaria para ETESA en el periodo 1° de Julio 2013 al 30 de Junio de 2017. Cabe
destacar que el escenario base seleccionado corresponde con la serie de retornos, tasa libre de riesgo
y por ende premio de mercado para 40 afios de historia.
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Cuadro N° 10: MRP en base a Duff & Phelps y Prof. Aswath Damodaran y Promedio ambas Fuentes

MRP Duff & Phelps

Average Ibbotson-
MRP Damodaran

Ibbotson Damodaran
90 Afios 1928-2016 5,75% 6,24% 5,99%
50 Afios 1967-2016 | 3,39% " 437% " 3,88%
40 Afios 1977-2016 | 3,29% o 465% Fo397%
30 Afios 1987-2016 | 3,06% " 495% " 401%
10 Afios 2007-2016 | 1,30% T 360% T 2,46%

Fuente: Elaboracion propia en base a DUFF & PHELPS/Prof. Aswath Damodaran

2.2.4. Tasa de Riesgo Pais

Dado que los riesgos de una inversion en la Republica de Panama difieren de aquellas realizadas en
un pais desarrollado como los EE.UU., las empresas enfrentan un riesgo adicional al operar en
economias emergentes. Dichos riesgos deben contemplarse en la determinacién de la tasa libre de
riesgo utilizada en toda evaluacion. Ello por cuanto se asume que todos los riesgos de obtener el flujo
de caja en un mercado emergente no son captados en el modelo CAPM vy, por ende, una prima por
riesgo pais es sumada al costo de capital. De los principales métodos para la medicion del riesgo pais
para su incorporacion a la tasa libre de riesgo, uno de los mas utilizados en el campo de las finanzas
corporativas es el EMERGING MARKET BOND INDEX PLUS (EMBI+) publicado por el banco de
inversion JP Morgan Chase.

Cuadro N° 11: Tasa de Riesgo Pais para la Republica de Panamé en base a EMBI+

EMBI Global Diversified Subindices

jul-16 1,893%
ago-16 1,745%
sep-16 1,720%
oct-16 1,622%
nov-16 1,793%
dic-16 1,794%
ene-17 1,726%
feb-17 1,571%
mar-17 1,541%
abr-17 1,565%
may-17 1,503%
jun-17 1,520%
Promedio 1,666%

Fuente: Elaboracion propia en base a Board of Governors Federal Reserve System

Dicho indice, como se expone en el cuadro anterior para el caso de Panama en el periodo de 12 meses
previos al inicio del nuevo periodo tarifario, arroja un promedio de 166 bp (1,66%).
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2.2.5. Determinacion de la Tasa de Retorno del Capital Propio

Finalmente aplicando el modelo CAPM en base a los datos anteriormente obtenidos se procede a
calcular la tasa de retorno del capital propio de referencia para el sector de transmision eléctrica.

Cuadro N° 12: Tasa de Retorno del Capital Propio en Escenario Base y Alternativos (Promedio
Riesgo de Mercado Ibbotson/Damodaran)

Escenario Escenario Escenario Base Escenario Escenario
MRP 90 Afios MRP 50 Afios MRP 40 Afios MRP 30 Afios MRP 10 Afios

Tasa Libre de Riesgo

Riesgo Pais

Beta Equity

Riesgo de Mercado (MRP)
Costo de Capital Propio

Fuente: Elaboracidn propia en base a Banco Nacional de Panama/Board of Governors Federal Reserve System/DUFF &
PHELPS/Prof. Aswath Damodaran/OFGEM/Bloomberg LP/Raymond James

Cuadro N° 13: Tasa de Retorno del Capital Propio en Escenario Base y Alternativos (Promedio
Riesgo de Mercado Ibbotson)

Escenario Escenario Escenario Base Escenario Escenario

MRP 90 Afios MRP 50 Afios MRP 40 Afios MRP 30 Afios MRP 10 Afios

Tasa Libre de Riesgo 2,76% 2,76% 2,76% 2,76%
Riesgo Pais 1,66% 1,66% 1,66% 1,66% 1,66%
Beta Equity 0,79 0,79 0,79 0,79 0,79

Riesgo de Mercado (MRP) 5,75% 3,39% 3,29% 3,06% 1,30%
Costo de Capital Propio 8,96% 7,10% 7,01% 6,84% 5,45%

Fuente: Elaboracidn propia en base a Banco Nacional de Panama/Board of Governors Federal Reserve System/DUFF &
PHELPS/OFGEM/Bloomberg LP/Raymond James

Cuadro N° 14: Tasa de Retorno del Capital Propio en Escenario Base y Alternativos (Promedio
Riesgo de Mercado Damodaran)

Escenario
MRP 10 Afios

Escenario Escenario Escenario Base Escenario

MRP 90 Afios MRP 50 Afios MRP 40 Afios MRP 30 Afios

Tasa Libre de Riesgo 2,76% 2,76% 2,76% 2,76%
Riesgo Pais 1,66% 1,66% 1,66% 1,66% 1,66%
Beta Equity 0,79 0,79 0,79 0,79 0,79

Riesgo de Mercado (MRP) 6,24% 4,37% 4,65% 4,95% 3,62%
Costo de Capital Propio 9,34% 7,87% 8,09% 8,33% 7,28%

Fuente: Elaboracién propia en base a Banco Nacional de Panama/Board of Governors Federal Reserve System/Prof.
Aswath Damodaran/OFGEM/Bloomberg LP/Raymond James
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2.3.Tasas de Retorno Nominales versus Reales

Los valores anteriormente calculados se encuentran expresados en términos nominales. Dado que el
mecanismo de regulacién de ingresos en la Republica de Panama permite la actualizacion periddica
de las tarifas, entonces el costo de oportunidad del capital a utilizar debera ser determinado en términos
reales, es decir libre de los efectos de la inflacion.

A los efectos de convertir las tasas nominales en reales, y que los céalculos se denominan en dolares
estadounidenses, se adoptd una inflacion esperada en los EE.UU. de largo plazo estimada por el
CONGRESSIONAL BUDGET OFFICE? de los EE.UU. para el periodo 2016 -2026.2* A
continuacion de exponen los principales indicadores proyectados.

20 | 3 CONGRESSIONAL BUDGET OFFICE de los EE.UU. es una organizacidn no partidaria dedicada a proveer al Congreso
de los EE.UU. de analisis econémicos, sociales, educativos, etc.
21 “The Budget and Economic Outlook: 2016 to 2026”; Congressional Budget Office, January 2016
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Cuadro N° 15: Proyeccion Inflacion Minorista (CPI — All Urban consumers) de los EE.UU.
‘CBO’s Economic Projections, by Calendar Year

Estimated,
2015 206 2047 3048 3015 3020 3024 2033 2033 2034 3035 3036

Percentage Change From Year to Year

Gross Domestic Product

Redl (Inflation-adjusted) 14 15 16 132 13 19 21 11 2.0 2.0 2.0 10
Hominal 35 41 44 412 i3 5 41 41 41 41 41 41
[nflation
PCE price index 0.3 11 19 20 20 2.0 0 20 20 20 20 10
Care PCE price index” 13 15 18 20 20 2.0 20 20 20 20 2.0 20
Consumer price ndex" 01 13 23 24 24 24 24 24 24 24 24 24
Core consumer price index” 18 20 22 23 23 2.3 23 23 2.3 23 23 23
GOP price index 11 1.6 18 19 2.0 2.0 .0 2.0 1.0 2.0 21 21
Employment Cost Index” 23 26 3z 34 34 313 332 32 32 31 kR | iz
Calendar Year Average
Unemployment Rate (Percent) 537 4.7 4.4 48 43 5.0 5.0 5.0 5.0 5.0 5.0 5.0
Payrall Employment
{Monthly change, in thousands)® 228" 172 124 B 54 &1 ] 75 73 T4 T4 74
Interest Rates (Percent)
Three-manth Treasury bilks o1 0.7 16 15 32 312 3.2 3.2 32 32 32 32
Ten-year Treasury notes 214 2B 315 32 4.0 41 41 41 41 41 41 41
Tax Bases (Percentage of GDP)
Wages and salares 4316 439 439 439 43% 439 439 439 439 439 439 439
Domestic economic profits 9.2 B7 36 83 3.0 78 17 1.6 1.5 15 7.4 15
Tax Bases (Billions of dollars)
Wages and salaries 1.835 B0 BS57T2 B937 9274 9627 10.M5 10428 10863 MN3IW NTE6 12276
Domestic economic profits 1,657 1626 1676 1695 1698 1M8 1,758 1,807 1B61 1924 1997 2,085
Naminal GOP (Bilians of dollars) 17,8957 18,639 19505 20,325 NI02 2,923 22823 23766 24746 25764 26,831 27942

Source: Congressional Buedget Office, wsing data from the Bureau of Labar Statistics and the Federal Reserve.
GOP = grass domesfic product; PCE = persanal consumption éxpenditures.

a. Excludes prices for food and energy.

b. The consumer price index for all wban consumers.

t. The employment cost index for wages and salaries of workers in private industries.

d. Actual value far 2015.

e. Calculated as the manthly average of the fourth-quarter-to-fourth-guarter change in payroll employment.

Fuente: https://www.cbo.gov/sites/default/files/114th-congress-2015-2016/reports/51129-20160outlookonecol-2.pdf

En base a las proyecciones expuestas en el cuadro anterior se determina un ajuste por inflacion
minorista proyectada (Consumer Price Index — All Urban Consumers) de 240 bp (2,4%) para el
periodo de 10 afios 2016 -2026.

2.4.Nivel de Apalancamiento de la Actividad de Transmision Eléctrica

En cuanto al nivel de apalancamiento Optimo se observa que el nivel de deuda utilizado por los
distintos reguladores se encuentra entre el 50% y 60% de endeudamiento. Asi, se puede observar en
el relevamiento de DUFF & PHELPS que para la industria de servicios eléctricos en los EE.UU. se
registra un nivel de apalancamiento medio del 42,9% con maximo en un 48,2% y un minimo en 31%.
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Si en cambio se consideran los Ultimos cinco afios en promedio el nivel de apalancamiento se ubica
en un 43,5% con un minimo en 42,7% y un maximo en 44%. Segun lo publicado por el Prof. Aswath
Damodaran el valor promedio ponderado de la deuda para este sector resulta ser del 68,4%. Como se
observa estos valores se encuentran en los rangos adoptados en general como niveles de
apalancamiento optimo por reguladores a nivel internacional.

Otros antecedentes al respecto son los adoptados para la propia ETESA en revisiones pasadas.
Anteriormente se considerd 6ptimo un nivel de apalancamiento del 55% en las revisiones tarifarias
para los periodos 1° de Julio de 2005 al 30 de Junio de 2009 y 1° de Julio 2009 al 30 de Junio de 2013,
y del 50% para el periodo y 1° de Julio 2013 al 30 de Junio de 2017.

En una mirada internacional sobre que estructura de capital adoptar usualmente los reguladores
aplican tres tipos de metodologias:

i.  Determinar un nivel de apalancamiento objetivo o tedrico, segun criterios de eficiencia

ii.  Aplicar un nivel de apalancamiento basado en observaciones del mercado

iii.  Basarse en un nivel de apalancamiento de empresas reguladas
La primera alternativa es la méas extendida en su uso, aunque debe aplicarse atendiendo si subsisten
condiciones de mercado financiero normales. En caso que estas no se registren y las empresas
presentan niveles bajos de endeudamiento su aplicacion debe ser de manera muy cuidadosa.
Reguladores de paises como Holanda y Francia han optado por determinar un objetivo regulatorio de
apalancamiento del 50%?2 en tanto en el Reino Unido y Australia se opta por un nivel de
apalancamiento optimo del 60%.2%2* Mas a nivel latinoamericano se han optado por niveles de
apalancamiento objetivos entorno al 40% (Brasil, Colombia y Uruguay por citar algunos casos)? o
superiores como es el caso del sistema de transmision eléctrica de la Republica Argentina en el cual
el regulador en la Revision Tarifaria Integral adopt6 un nivel de endeudamiento promedio ponderado
dentro de una muestra de 42 empresas de transmision eléctrica a nivel regional del 46,6%.%°

De manera consistente tanto con el criterio adoptado en la revision tarifaria anterior y siendo que dicha
hipdtesis se alinea con los niveles de apalancamiento promedio generales aplicados por reguladores a
nivel internacional se adopta una participacion del 50% en la estructura de capital de la empresa a los
efectos de calcular la tasa promedio ponderada del capital (modelo WACC).

22 Propuesta de Tasa de Rentabilidad EDESUR (Argentina) Julio de 2016.

23 Rate of Return Guidelines; Australian energy Regulator (AER) December 2013.

24 RIIO-T1: Final Proposals for National Grid Electricity Transmission and National Grid Gas.

25 Nota Técnica N° 161/2017 — SRM/ANEEL (“Metodologia e critérios gerais para definicdo do custo de capital a ser
utilizado no calculo da taxa de remuneragao dos investimentos das concessiondrias de transmissdo de energia
elétrica”)

26 Resolucion 553/2016 del Ente Regulador de la Electricidad (ENRE) de la Republica Argentina
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2.5.Tasa de Rentabilidad Determinada para la Actividad de Transmision
Eléctrica

En base a los calculos desarrollados a lo largo del presente informe, finalmente se expone en los
cuadros siguientes los valores propuestos de los diferentes parametros que componen el modelo
WACC y las estimaciones finales de las tasas de rentabilidad que se obtienen a partir de la aplicacién
del modelo sobre la base de los célculos de precio por riesgo de mercado en sus tres variantes de
calculo a partir de fuentes de informacion consultadas: Ibbotson, Damodaran y la combinacion de

ambas.

Cuadro N° 16: Tasa de Rentabilidad para la Actividad de Transmision Eléctrica — Escenario Base y
Sensibilidades (Riesgo de Mercado Promedio Ibbotson/Damodaran)

Escenario Escenario Escenario Base Escenario Escenario
MRP 90 Afios MRP 50 Aiios MRP 40 Aiios MRP 30 Aiios MRP 10 Aiios
Costo de Capital Propio 9,15% 7,48% 7,55% 7,58% 6,36%

Costo Deuda (antes de impuestos) 5,02% 5,02% 5,02% 5,02% 5,02%
Estructura Deuda 50,00% 50,00% 50,00% 50,00% 50,00%
Tasa Impuesto 30,00% 30,00% 30,00% 30,00% 30,00%
WACC nominal 6,33% 5,50% 5,54% 5,55% 4,94%
Tasa Inflacién Largo Plazo 2,40% 2,40% 2,40% 2,40% 2,40%
WACC Real despues de impuestos 3,84% 3,84% 3,84% 3,84% 3,84%
WACC Real antes de impuestos 6,49% 5,33% 5,38% 5,40% 4,55%
Fuente: Elaboracion propia en base a Banco de Panamd/Board of Governors Federal Reserve System/

DUFF & PHELPS/Prof. Aswath Damodaran/OFGEM/Bloomberg LP/Raymond James

Cuadro N° 17: Tasa de Rentabilidad para la Actividad de Transmision Eléctrica — Escenario Base y
Sensibilidades (Riesgo de Mercado Promedio Ibbotson)

Escenario Escenario Escenario Base Escenario Escenario

MRP 90 Afios MRP 50 Afios MRP 40 Afios MRP 30 Aiios MRP 10 Afios
Costo de Capital Propio 8,96% 7,10% 7,01% 6,84% 5,45%
Costo Deuda (antes de impuestos) 5,02% 5,02% 5,02% 5,02% 5,02%
Estructura Deuda 50,00% 50,00% 50,00% 50,00% 50,00%
Tasa Impuesto 30,00% 30,00% 30,00% 30,00% 30,00%
WACC nominal 6,24% 5,31% 5,27% 5,18% 4,48%
Tasa Inflacién Largo Plazo 2,40% 2,40% 2,40% 2,40% 2,40%
WACC Real despues de impuestos 3,84% 3,84% 3,84% 3,84% 3,84%
WACC Real antes de impuestos 6,36% 5,06% 5,00% 4,88% 3,91%

Fuente: Elaboracion propia en base a Banco de Panama/Board of Governors Federal Reserve System/

DUFF & PHELPS/OFGEM/Bloomberg LP/Raymond James
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Cuadro N° 18: Tasa de Rentabilidad para la Actividad de Transmision Eléctrica — Escenario Base y
Sensibilidades (Riesgo de Mercado Promedio Damodaran)

Escenario Escenario Escenario Base Escenario Escenario

MRP 90 Afos MRP 50 Aiios MRP 40 Anos MRP 30 Aios MRP 10 Aiios
Costo de Capital Propio 9,34% 7,87% 8,09% 8,33% 7,28%
Costo Deuda (antes de impuestos) 5,02% 5,02% 5,02% 5,02% 5,02%
Estructura Deuda 50,00% 50,00% 50,00% 50,00% 50,00%
Tasa Impuesto 30,00% 30,00% 30,00% 30,00% 30,00%
WACC nominal 6,43% 5,69% 5,80% 5,92% 5,40%
Tasa Inflacion Largo Plazo 2,40% 2,40% 2,40% 2,40% 2,40%
WACC Real despues de impuestos 3,84% 3,84% 3,84% 3,84% 3,84%
WACC Real antes de impuestos 6,62% 5,60% 5,75% 5,92% 5,18%

Fuente: Elaboracion propia en base a Banco de Panama/Board of Governors Federal Reserve System/
DUFF & PHELPS/Prof. Aswath Damodaran/OFGEM/Bloomberg LP/Raymond James

Por su parte la Ley N° 6 del afio 1997 define el analisis que se debe practicar para la determinacion
del costo de capital, por la cual se dicta el Marco Regulatorio e Institucional para la prestacion del
Servicio Publico de Electricidad. En lo que se refiere a las tarifas de transmision, el Articulo 96 de la
citada norma expresa que ““...(I)os costos utilizados como base para el célculo de tarifas deben
permitir a la Empresa de Transmision tener una tasa razonable de rentabilidad antes de aplicarse el
impuesto sobre la renta sobre el activo fijo invertido a costo original. Para efectos de este calculo, se
define como razonable aquella tasa que no difiera en mas de dos puntos de la suma de la tasa de
interés anual de los bonos de treinta afios del tesoro de los Estados Unidos de América, mas una
prima de siete puntos en concepto del riesgo del negocio de transmision en el pais. La tasa de interés
mencionada se calculara como el promedio de las tasas efectivas durante los doce meses anteriores
a la revision de la férmula tarifaria...”.

En funcion de ello, los valores resultantes para establecer los rangos establecidos en la Ley N° 6 de
1997 se indican en el siguiente cuadro.

Cuadro N°19: Limite Inferior y Superior de Referencia seguiin Ley N° 6 de 1997

Tasa Libre de Riesgo 2,76%
Prima Riesgo Negocio 7,00%
Tasa de Referencia 9,76%

0,
Variacion Permitida 7,76%
11,76%

Fuente: Elaboracion propia en base a US 30 Years Treasury Bonds/Ley N° 6 de 1997
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3. Conclusiones

Como puede observarse tanto en el escenario base como en todos los escenarios alternativos de
sensibilidad las tasas de rentabilidad determinadas mediante la aplicacién del modelo WACC y CAPM
no superan al minimo regulatorio dispuesto por la normativa que regula la actividad. A continuacion,

se detalla esta comparacion.

Cuadro N°20: Cuadro Comparativo Tasa de Rentabilidad Minima y Maxima Regulada versus Tasa de
Rentabilidad a partir de Aplicacion Modelo WACC

WACC Real antes de impuestos Articulo 96 Ley N° 6/1997
Riesgo de Mercado

Riesgo de Mercado Riesgo de Mercado
Ibbotson DETTTETED]

Promedio Ibbotson Limite Inferior Limite Superior

Damodaran
Escenario MRP 90 Afios 6,36%
Escenario MRP 50 Afos 5,33% 5,06% 5,60%
Escenario Base MRP 40 Afios 5,38% 5,00% 5,75% 7,76% 11,76%
Escenario MRP 30 Afios 5,40% 4,88% 5,92%
Escenario MRP 10 Afios 4,55% 3,91% 5,18%

Fuente: Elaboracidn propia

En consecuencia, se recomienda utilizar la tasa de rentabilidad aplicable al calculo de Ingreso Maximo
Permitido para la actividad de transmision eléctrica desempefiada por EMPRESA DE
TRANSMISION ELECTRICA S.A. en el periodo tarifario 1° de Julio de 2017 al 30 de Junio de 2021
de 7,76%.
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ANEXO 111

ANALISIS PARA DETERMINAR LA EMPRESA COMPARADORA
PARA EL CND

1. MARCO LEGAL Y CONCEPTUAL PARA LA DETERMINACION DE
LOS INDICADORES DE EFICIENCIA

El articulo 207 del Reglamento de Transmision establece:

Los indicadores de costos eficientes para el calculo del Ingreso Maximo Permitido de la Empresa de
Transmision por el servicio de operacion del sistema integrado (SOI) relacionados con el CND
(IPCND:i), seran calculados sobre la base de los respectivos costos de operacion y mantenimiento de
una Empresa Comparadora especifica para esta actividad que son:

a) La cantidad eficiente de personal y su relacion salarial.
b) La relacion porcentual de otros gastos con respecto al costo salarial.

Los indicadores de costo eficiente sefialados en los literales a) y b) se utilizaran para determinar el
ingreso meta eficiente del Centro Nacional de Despacho (IPCNDM¥*). Este valor sera constante a lo
largo de todo el periodo.

De lo anterior se infiere que se precisa determinar:

e La cantidad eficiente de empleados para el servicio de operacion del sistema integrado (SOI)

o Elsalario promedio de ETESA

e La relacion eficiente de salarios entre la empresa que brinda el SOI y la empresa que brinda el
servicio de transmision

e Larelacion eficiente entre los gastos totales y los gastos salariales

Lo anterior puede expresarse de la siguiente manera:

Weomp CTcomp

CTenp = Nenp X Wergsa X WT
ET comp

Siendo:
CTcnp = el costo total anual eficiente del CND,
nenp = la cantidad eficiente de empleados del CND,

Wgresa = €l gasto salarial anual por empleado de ETESA,
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Weomp= €l gasto salarial anual por empleado de la empresa comparadora que brinda el SOI,
wgr = el gasto salarial anual por empleado de la empresa comparadora de transmision,
CT.omp = €l costo total anual de la empresa comparadora que brinda el SOI,

WT,omp = €l gasto total anual salarial de la empresa comparadora que brinda el SOI.

Si la anterior expresion se multiplica y divide por la cantidad de empleados de la empresa comparadora
que brinda el SOI (n¢ym,) se tiene:

Wcomp X ncomp CTcomp
WEgT X ncomp WTcomp

CTenp = Nenp X Wergsa X

Y teniendo en cuenta que:

WTcomp = Weomp X Neomp
Se tiene, en definitiva, que el costo eficiente del CND se puede obtener como:

CTcomp

CTenp = Nenp X WErpsa X —————
Wgr X ncomp

Por lo que el proceso se resume en establecer la relacion entre los costos totales de la empresa
comparadora que brinda el SOI y la masa salarial de esta empresa, pero considerando el gasto salarial
promedio anual por empleado de la empresa comparadora de transmision.

Los valores considerados en las revisiones tarifarias anteriores fueron:

Cuadro N° 1: Indicadores de eficiencia aprobados en anteriores Revisiones Tarifarias

Concepto RT 2009-2013 RT 2013-2017
Wcomp/WET (1) 1,47 1,47
CTcomp/WTcomp (2) 1,37 1,463
CTcomp/(WET X ncomp) (1)x(2) 2,0139 2,15

Fuente: Elaboracion propia

En el caso, de la revision tarifaria 2013-2017 se establecié el indicador sintético
(CTeomp /(WET X Tlcomp)), y luego se obtuvieron los factores que lo componen suponiendo que se
mantenia inalterada la relacion salarial (Weomp/Wer) €n 1,47. En este estudio se mantendra este
criterio.
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2. ANALISIS DE LOS RESULTADOS DEL CND

Se analizara a continuacion los resultados obtenidos por el CND en comparacion con los valores
aprobados en la anterior Revisién Tarifaria.

El siguiente cuadro compara los valores aprobados de gastos del IMP para cada afio calendario con
los que surgen de los estados financieros de la empresa (deflactados por el IPC).

Cuadro N° 2: ETESA. Gastos CND percibidos y previstos

Concepto 2013 2014 2015
Gastos CND (IMP) 4,736,000 5,066,000 5,396,000 5,726,000
Gastos CND (Estados Financieros) deflactado 3,101,293 3,332,943 3,624,381 ND

Fuente: Estados Financieros y Regulados ETESA

Los gastos incurridos por el CND rondan el 66% de los gastos aprobados en la Revision Tarifaria
anterior. Esta diferencia ha sido resultado, en buena medida, tanto de una menor cantidad de personal
empleado respecto del proyectado como de menores salarios y gastos salariales tal como se muestra
en la siguiente tabla:

Cuadro N° 3: ETESA. Gastos de personal CND percibidos y previstos

Concepto 2013 2014 2015 2016
Gastos de Personal (B.) 2,936,099 3,161,952 3,387,806 3,613,660
IMP Personal (cantidad) 65 70 75 80
Gasto Personal Medio (B.) 3,764 3,764 3,764 3,764
Estados Gastos de Personal (B.) 2,170,033 2,319,123 2,394,183 ND
Financieros Personal (cantidad) 58 61 65 72
(deflactado) .5 personal Medio (B.) 3,104 3,190 3,050 ND

Fuente: Estados Financieros y Regulados ETESA

De la tabla anterior se aprecia que la cantidad de personal empleado ha sido menor al proyectado en
todos los afos, entre un 7% y 13%. Mas significativo aun es el gasto por empleado (cerca del 80% del
aprobado).

Para determinar el gasto total aprobado para el CND se determiné que:

e El gasto salarial por empleado es en el CND un 47% superior al gasto salarial por empleado de
ETESA (de las actividades de transmisidn) y que este gasto salarial de ETESA transmision era de
2.561 B/./lempleado/mes,

e Otros gastos representan 46,3% sobre el total de los gastos de personal del CND
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e El resultado conjunto de ambos valores es que el gasto total del CND debe ser un 115% superior
al gasto de personal (calculada con los gastos salariales de ETESA del segmento de transmision).
Es decir, los gastos salariales (con salarios de ETESA transmision) se multiplican por un factor de
2,15 (1,47% x 1,463)

El siguiente cuadro muestra la relacion de los otros gastos del CND respecto de los gastos de personal

para los afios del Gltimo periodo tarifario:

Cuadro N° 4: ETESA. Relacion entre otros gastos y gastos de personal

Concepto 2013 2014 2015 2016
Gastos de Personal 2.224.096 2.439.453 2.522.538 ND
Otros Gastos 954.463 1.066.424 1.296.150 ND
Total Costos y Gastos 3.178.559 3.505.877 3.818.688 ND
Otros Gastos / Gastos Personal (%) 42,9% 43,7% 51,4% ND

Fuente: Elaboracién propia

A lo largo de los ultimos cuatro afios la relacion entre otros gastos y gastos de personal ha sido en
promedio (46%) muy similar al aprobado (46,3%). En consecuencia, el mayor apartamiento se ha
dado (ademas de la cantidad de empleados) como consecuencia de que el gasto salarial medio en el
CND no ha sido el previsto. El gasto salarial medio puede haber sido menor consecuencia de dos
factores:

e El gasto salarial medio de referencia (ETESA Transmision, conexion y administracion) ha sido
menor al estimado

e Larelacion de gasto salarial CND en relacion al de referencia (ETESA Transmision, conexion y
administracion) ha sido menor al considerado (deberia haber sido un 47% superior al de ETESA
transmision).

Esta desagregacion se analiza en el siguiente cuadro:

Cuadro N° 5: ETESA. Relacion gastos de personal CND y ETESA Transmision

Concepto 2014 2015 2016

tETESA_ y Gastos de Personal (B.) 8.386.265 9.915.333 7.595.532 ND
ransmision, _
conexion y Personal (cantidad) 299 316 344 376
administracion ~ Gasto Personal Medio (B.) 2.341 2.613 1.840 ND

Gastos de Personal (B.) 2,170,033 2,319,123 2,394,183 ND
CND Personal (cantidad) 58 61 65 72

Gasto Personal Medio (B.) 3,104 3,190 3,050 ND
Relacion gasto personal CND/ETESA 1,33 1,22 1,66

Nota: los valores en B/. han sido deflactados por el IPC para hacerlos comparables con los del IMP aprobado en la RT anterior

De la ultima fila del cuadro se observa que la relacion de gasto de personal del CND con relacion a
ETESA transmision ha sido de 1,4 en promedio. Es decir, que los gastos de personal del CND han
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sido un 40% superiores al de ETESA transmision, porcentaje ligeramente inferior al considerado en
el célculo del IMP (47%). Sin embargo, una mayor diferencia ha habido entre el valor previsto de
gasto salarial de ETESA transmision (2.561 B/./mes/empleado) y el real (2.294 B/./mes/empleado en
promedio).

Por ultimo, y a modo de referencia para la comparacion con las empresas que se analizaran a
continuacidn, se incluye el indicador de eficiencia operativa considerado en revisiones tarifarias
anteriores (demanda maxima del sistema en MW / cantidad de empleados):

Cuadro N° 6: ETESA. Indicador de eficiencia

Concepto
Empleados 58 61 65 72
Potencia Méaxima (MW) 1.444 1.503 1.612 1.618
Indicador (MW/empleado) 43.6 43.4 44.3 43.2

Fuente: Elaboracion propia

3. ANALISIS Y SELECCION DE COMPARADORAS

1.3.1. XM (Colombia)

XM Compafiia de Expertos en Mercados S.A. E.S.P. es una compafiia de servicios publicos mixta,
constituida como sociedad anonima el 1° de septiembre de 2005. XM es una filial de Interconexion
Eléctrica S.A. E.S.P. (ISA), quien posee el 99,73% de las acciones de capital.

El objeto social de XM es prestar los servicios de planeacion y coordinacion de la operacion de los
recursos del sistema interconectado nacional, en la administracion del sistema de intercambios y
comercializacion de energia eléctrica en el mercado mayorista, y en la liquidaciéon y administracion
de los cargos por uso de las redes del sistema interconectado nacional con sujecion a lo dispuesto en
el reglamento de operacion expedido por la Comision de Regulacion de Energia y Gas (CREG), los
acuerdos expedidos por el Consejo Nacional de Operacion (CNO) y la normatividad vigente que le
sea aplicable en Colombia.

Adicionalmente, XM tiene dentro de su objeto social, el desarrollo, tanto a nivel nacional como
internacional, de las actividades relacionadas con la operacién de sistemas de energia eléctrica y gas,
la administracion de sus mercados y la liquidacion y administracion de los cargos por uso de las redes
de transporte de energia eléctrica y gas, la administracion de mercados de derivados financieros que
tengan como activo subyacente energia eléctrica o gas, incluyendo sistemas de compensacion vy el
desarrollo de actividades que se consideren vinculadas, sean conexas o0 de valor agregado a su objeto
social.
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Asi mismo, comprende el objeto social de XM la operacion de centros de control operativo de peajes
de la infraestructura de vias de transporte terrestre, la planeacion, operacion y administracion del
servicio de liquidacion, facturacion, recaudo y distribucion de las tasas de peajes, la planeacion y
operacion de centros de supervision, control y gestion de sistemas de movilidad de transito, la
planeacion y operacion de centros de supervision, control y gestion de sistemas integrados de
transporte masivo, planeacion, disefio, optimizacion puesta en servicio, operacion, administracion o
gerenciamiento de mercados de bienes y servicios que requieran el desarrollo de sistemas de
informacion o plataformas tecnoldgicas que involucren el intercambio de informacion con valor
agregado.

Si bien actualmente XM aplica su experiencia en los sectores financiero, transito y transporte, su
actividad y negocio principal estd centrado en el negocio eléctrico y se basa en la operacion del
Sistema Interconectado Nacional colombiano y la Administracion del Mercado de Energia en
Colombia, incluyendo las transacciones internacionales de electricidad con Ecuador.

En XM se coordina la operacion de la cadena productiva del sector eléctrico colombiano compuesto
por el sistema de generacién de Colombia (con una capacidad instalada de 13.405,7 MW) y los
recursos de transmisién (24.000 km de lineas) de acuerdo con la demanda de energia eléctrica de cerca
de 42 millones de habitantes. Esta planeacion se realiza a corto, mediano y largo plazo.

XM administra el Mercado de Energia Mayorista de Colombia (MEM) atendiendo las transacciones
comerciales de aproximadamente 150 agentes a quienes presta los siguientes servicios:

e Registrar las fronteras (los sistemas de medida de consumo de energia, su ubicacion y su
representante).

e Liquidar y facturar los intercambios de energia resultantes entre los agentes generadores y
comercializadores del mercado, que venden y compran en la Bolsa de Energia.

e Recaudar el dinero producto de las transacciones en bolsa, y las Transacciones Internacionales de
Electricidad asi como el recaudo de los servicios por transmision nacional y regional para
entregarlos a los agentes transmisores y distribuidores por el uso de sus redes.

Los principales componentes de la organizacion son:

e ASIC (Administrador del Sistema de Intercambios Comerciales): encargado del registro de las
fronteras comerciales, de los contratos de energia a largo plazo; de la liquidacion, facturacion,
cobro y pago del valor de los actos, contratos, transacciones y en general de todas las obligaciones
que resulten por el intercambio de energia en la bolsa, para generadores y comercializadores; de
las subastas de obligaciones de energia firme; del mantenimiento de los sistemas de informacion
y programas de computacion requeridos; y del cumplimiento de las demas tareas que sean
necesarias para el funcionamiento adecuado del Sistema de Intercambios Comerciales (SIC).

e CND (Centro Nacional de Despacho) es el encargado de la planeacion, la supervision y el control
de la operacion integrada de los recursos de generacion, interconexion y transmision del Sistema
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Interconectado Nacional, teniendo como objetivo una operacion segura, confiable y econdmica.
El CND esta sujeto al cumplimiento del Codigo de Operacion y a los acuerdos técnicos del CNO.

e LAC (Liquidador y Administrador de Cuentas) es el encargado de la liquidacion y administracion
de cuentas por los cargos de uso de las redes del Sistema Interconectado Nacional que le sean
asignadas y de calcular el ingreso regulado de los transportadores, de acuerdo con las disposiciones
contenidas en la regulacion que emite la CREG.

e Transacciones Internacionales — TIE: transacciones horarias originadas por el despacho
econdémico coordinado, entre los mercados de corto plazo de los paises miembros de la Comunidad
Andina, o paises con los que se tenga una integracion regulatoria de mercados eléctricos, a través
de enlaces internacionales.

e De lo anterior se desprende que las principales funciones de operacién y de administracion del
mercado de XM son similares a aquellas del CND.

Como indicador de eficiencia de la comparadora en revisiones tarifarias anteriores se empled el ratio

Potencia maxima/cantidad de empleados. Este indicador en el caso de XM se observa en el cuadro

siguiente:

Cuadro N° 7: Indicador de eficiencia. XM

Concepto 2012 2013 2014 2015 2016
Empleados 209 215 220 228 229
Potencia Méaxima (MW) 9.504 9.383 9.551 10.095 9.904
Indicador (MW/empleado) 45.5 43.6 43.4 44.3 43.2

Fuente: Estados Financieros de la empresa y memoria de operacion del sistema.
El indicador se ha mantenido relativamente estable los Gltimos 5 afios.

El siguiente cuadro muestra para el periodo 2012-2016, los costos y gastos en servicios personales y
totales, y los ratios que relacionan ambas variables.

Cuadro N° 8: Relacion de costos. XM

Concepto 2012 2013 2014 2015 2016
Total Servicios Personales (1) 30.585 30.070 29.668 36.768 40.388
Total Gastos y Costos (2) 62.523 64.543 88.547 74.839 83.467
Relacion (1)/(2) 48,92% 46,59% 33,51% 49,13% 48,39%
Relacion: [(2) — (1)]/ (1) 104,42% 114,64% 198,46% 103,54% 106,66%

Nota: hasta 2014 los valores corresponden sélo a actividades reguladas. Desde 2015 corresponde a la totalidad de actividades

Nota: Los costos totales no incluyen depreciaciones ni tributos

Fuente: Estados Financieros de la empresa.

Nuevamente se observa estabilidad en el indicador, a excepcion de 2014 donde los otros gastos han

tenido una participacion mayor.

Las relaciones de remuneraciones entre el transportista (ISA) y el operador (XM) se muestran en el
siguiente cuadro.
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Cuadro N° 9: Relaciones de remuneraciones entre ISA 'y XM

Concepto 2012 2013 2014 2015 2016

Empleados ISA 707 697 534 551 543
Gastos de personal ISA [$ Col x 106] 128.381 126.364 87.891 92.778 103.579
Costo anual por empleado ISA [millones $Col] 181,7 181,4 164,6 168,4 190,8
Empleados XM 209 215 220 228 229
Gastos de personal XM [millones $Col] 30.585 30.070 29.668 36.768 40.388
Costo anual por empleado XM [millones $Col] 146,3 139,9 134,9 161,3 176,4
Relacion costo por empleado XM/costo por

empleado ISA [%] 0,81 0,77 0,82 0,96 0,92

Nota: a partir de 2014 los datos de ISA corresponden a Intercolombia, la filial de ISA encargada de O&M de las instalaciones de ISA
Fuente: Estados Financieros de la empresa.

La caida en la cantidad de empleados y en los gastos de personal de ISA es consecuencia de que a
partir de 2014 los valores corresponden a INTERCOLOMBIA, la filial de ISA, encargada de las
actividades de O&M de las instalaciones de ISA, mientras que previamente corresponden al holding
en su conjunto. Ello puede haber impactado en una leve caida en la remuneracién promedio de la
empresa de transmision, debido a que se entiende que el holding estaria compuesto por una planta
gerencial méas grande con mayores remuneraciones promedio.

Se observa que la relacion de salarios promedio del personal de XM respecto a la de ISA ha crecido
levemente tendiendo a equiparse las remuneraciones en ambas empresas.

Las anteriores relaciones se pueden mostrar con el indicador sintético detallado al analizar el marco
conceptual:

Cuadro N° 10: Relaciones entre Gastos Totales XM y Gastos de Personal sobre la base de salarios
promedio de ISA

Concepto 2012 2013
Relacion Costos Totales XM / masa salarial XM (1) 2,04 2,15 2,98 2,04 2,07
Relacion gasto salarial promedio XM / gasto salarial promedio
ISA (2) 0,81 0,77 0,82 0,96 0,92
Relacion Costos Totales XM / masa salarial XM con salarios
ISA (1)x(2) 1,65 1,65 2,45 1,95 1,91

Fuente: Elaboracion propia

Se aprecia un incremento considerable del indicador sintético consecuencia tanto del aumento de la
participacion de otros costos en los costos totales y de la relacion salarial entre XM e ISA.
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1.3.2. COES (Peru)

El COES es un organismo técnico cuya finalidad es coordinar la operacion de corto, mediano y largo
plazo del Sistema Eléctrico Interconectado Nacional (SEIN) al minimo costo, preservando la
seguridad del sistema y el mejor aprovechamiento de los recursos energéticos. Ademas, se encarga de
planificar el desarrollo de la transmision mediante el Plan de Transmision del SEIN y administrar el
mercado de corto plazo.

El COES es una entidad privada sin fines de lucro creada el 27 de diciembre de 1994 con el acuerdo
de los representantes de las centrales de generacion y de los sistemas de transmision del Sistema
Interconectado Centro Norte, de acuerdo con lo dispuesto por la Ley de Concesiones

Eléctricas y su Reglamento. Inicid sus operaciones el 1 de enero de 1995 con la denominacion de
Comité de Operacion Economica del Sistema Interconectado Centro Norte (COES-SICN). En octubre
del afio 2000, incorporo6 a las empresas que conformaban el Comité de Operacion Economica del
Sistema Interconectado Sur (COES-SUR), debido a la interconexion de ambos sistemas mediante la
linea de transmision en 220 kV Mantaro-Cotaruse-Socabaya.

En febrero de 2001, en cumplimiento del Decreto Supremo N° 011-2001 EM, se cambi¢ el Estatuto
del COES y su denominacion a Comité de Operacion Econdmica del Sistema Interconectado Nacional
(COES SINAC).

En julio de 2006, se promulgd la Ley N° 28.832, Ley para el Desarrollo Eficiente de la Generacion
Eléctrica, la misma que modifico la gobernanza del COES, transform6 la composicion de sus
integrantes, incluyendo desde entonces a los Usuarios Libres y a los Distribuidores, y le afiadié nuevas
funciones, principalmente la planificacion de la expansion de la transmision del Sistema Eléctrico
Interconectado Nacional (SEIN).

El COES ejerce sucintamente las siguientes funciones:

e Elaborar procedimientos técnicos
e Asegurar el acceso oportuno y adecuado de los interesados a la informacion aplicada en sus
procesos
e Procurar las mejoras tecnologicas requeridas para lograr eficiencia
El indicador de eficiencia (ratio Potencia maxima/cantidad de empleados) en este caso arroja los
siguientes valores:

Cuadro N°11: Indicador de eficiencia. COES

Concepto 2013
Empleados 94 97 101 101 103
Potencia Mé&xima (MW) 5.291 5.575 5.737 6.275 6.492
Indicador (MW/empleado) 56,3 57,5 56,8 62,1 63,0

Nota: la cantidad de empleados en 2016 fue estimada.
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Fuente: Estados Financieros de la empresa.

El indicador ha mostrado un paulatino crecimiento a lo largo de los ultimos 5 afios.

Los costos y gastos en servicios personales y totales, y los ratios que relacionan ambas variables, para
el periodo 2012-2016 se muestran en el siguiente cuadro:

Cuadro N° 12: Relacién de costos. COES (miles de soles)

Concepto 2012 2013 2014 2015 2016
Total Servicios Personales (1) 19.527 22.748 24.563 24.507 27.075
Total Gastos y Costos (2) 30.262 33.451 38.046 38.327 40.891
Relacion (1)/(2) 64,53% 68,01% 64,56% 63,94% 66,21%
Relacion: [(2) — (1)]/ (1) 54,97% 47,05% 54,89% 56,39% 51,03%

Nota: Los costos totales no incluyen depreciaciones ni tributos
Fuente: Estados Financieros de la empresa.

Se observa cierta estabilidad en el indicador.

El siguiente cuadro presenta las relaciones de remuneraciones entre el transportista (REP) y el
operador (COES):

Cuadro N° 13: Relaciones de remuneraciones entre REP y COES

Concepto 2012 2013 2014 2015 2016
Cantidad total de empleados REP 377 376 374 364 361
Gastos de personal REP [miles soles] 55.495 61.488 64.857 69.235 70.602
Costo anual promedio por empleado REP
[miles soles] 147 164 173 190 196
Cantidad total de empleados COES 94 97 101 101 103
Gastos de personal COES [miles soles] 19.527 22.748 24.563 24.507 27.075
Costo anual promedio por empleado COES
[miles soles] 208 235 243 243 263
Relacion gastos personal promedio
COES/gastos de personal promedio REP [%] 1,41 1,43 1,40 1,28 1,34

Fuente: Estados Financieros de la empresa.

Se observa que la relacién de salarios promedio del personal de COES respecto a la de REP se ha
mantenido estable con una leve caida en 2015 y 2016.

Las anteriores relaciones se muestran con el indicador sintético:
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Cuadro N° 14: Relaciones entre Gastos Totales COES y Gastos de Personal sobre la base de salarios
promedio de REP

Concepto 2012 2013 2014 2015 2016
Relacién Costos Totales COES / masa salarial COES 1,55 1,47 1,55 1,56 1,51
Relacion gasto salarial promedio COES / gasto salarial
promedio REP 1,41 1,43 1,40 1,28 1,34
Relacién Costos Totales COES / masa salarial COES con
salarios REP 2,19 2,11 2,17 2,00 2,03

Fuente: Elaboracion propia

Se aprecia una disminucion paulatina del indicador sintético consecuencia de una menor relacion
salarial entre COES y REP.

1.3.3. CDEC-SIC (Chile)

El afio 2016 ha actuado como bisagra en la organizacion del sistema de transmision eléctrica de Chile
y, particularmente, en la organizacion del despacho de carga del sistema. En 2018 se unificaran los
actuales sistemas del norte grande y del centro sur del pais en el Sistema Eléctrico Nacional. En
consecuencia, sera un sistema tnico en cuanto a longitud, alcanzando los 3.100 Km y abarcara casi la
totalidad del territorio chileno, desde la ciudad de Arica por el norte, hasta la Isla de Chiloég, en el sur.

Hasta 2016, consecuencia de la existencia de dos sistemas eléctricos, existian dos organismos
encargados del despacho:

e CDEC-SIC: Centro de Despacho Econdmico de Carga del Sistema Interconectado Central
e CDEC-SING: Centro de Despacho Econémico de Carga del Sistema Interconectado del Norte
Grande

En virtud del proceso de integracion, durante 2016 los actuales organismos encargados del despacho
se involucraron en un trabajo conjunto intenso con el objeto de completar la documentacion de
procesos y la homologacion de procedimientos, la capacitacion para conocer las caracteristicas de
ambos sistemas y la realizacion de diversos estudios técnicos destinados a lograr la interconexion de
los sistemas. A partir de 2017 entré en funciones el Coordinador Eléctrico Nacional.

Por lo anterior, se considera que la informacion de 2016 no seria representativa del normal
funcionamiento del organismo por tratarse de un afio de transicion.

De los dos CDEC existentes se analizara a continuacion el CDEC-SIC que, por su tamafio, resulta el
mas significativo.

El Centro de Despacho Economico de Carga del Sistema Interconectado Central o CDEC-SIC es un
organismo previsto en la Ley General de Servicios Eléctricos y que es responsable de coordinar la
operacion del conjunto de instalaciones que conforman el sistema eléctrico central de Chile, de modo
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que el costo del abastecimiento eléctrico del sistema en su conjunto sea el minimo posible, compatible
con una confiabilidad prefijada.

Algunas de las funciones basicas del CDEC son:

e Planificar la operacién de corto plazo del sistema eléctrico, considerando su situacion actual y
la esperada para el mediano y largo plazo,

e Calcular los costos marginales instantaneos de energia eléctrica,

e Coordinar el mantenimiento preventivo mayor de las unidades generadoras,

e Verificar el cumplimiento de los programas de operacion y de mantenimiento preventivo
mayor,

e Determinar y valorizar las transferencias de electricidad entre generadores,

e Elaborar los procedimientos necesarios para cumplir, en cada nivel de generacién y transporte,
las exigencias de calidad de servicio indicadas en el Decreto Supremo N° 327,

e Establecer, coordinar y verificar la reserva de potencia del sistema, para regular
instantaneamente la frecuencia,

e Coordinar la desconexion de carga en barras de consumo, asi como otras medidas que fuesen
necesarias por parte de los integrantes del sistema eléctrico sujetos a coordinacién, para
preservar la seguridad de servicio global del sistema eléctrico,

e Garantizar el derecho de servidumbre sobre los sistemas de transmision establecidos mediante
la concesion,

e Reuniry tener a disposicion, la informacion relativa a los valores nuevos de reemplazo, costos
de operacion y mantenimiento y otros aspectos aplicables al calculo de los peajes basicos y
adicionales, en los distintos tramos del sistema.

e Informar a la Comision y a la Superintendencia las fallas y demas situaciones que afecten o
puedan afectar la operacion normal de centrales generadoras y lineas de transmision del
sistema.

El cuadro a continuacion muestra el indicador de eficiencia (ratio Potencia maxima/cantidad de
empleados):

Cuadro N° 15: Indicador de eficiencia. CDEC-SIC

Concepto 2013 2014 2015 2016
Empleados 72 88 107 126 146
Potencia Maxima (MW) 6.992 7.282 7.546 7.577 7.789
Indicador (MW/empleado) 97,1 82,8 70,5 60,1 53,3

Fuente: Presupuesto 2017, CDEC-SIC y Anuario Estadistico de Energia, 2016, CNE.

El indicador ha mostrado una significativa disminucion durante los Gltimos afios, aproximandose al
observado en otros paises, como consecuencia fundamentalmente en cambios normativos mas
demandantes.
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En el siguiente cuadro se presentan los costos y gastos en servicios personales y totales, y los ratios
que relacionan ambas variables, para el periodo 2012-2016:

Cuadro N° 16: Relacién de costos. CDEC-SIC (millones de $ chilenos)

Concepto 2012 2013 2014 2015 2016
Total Servicios Personales (1) 2.958 3.762 4.359 5.929 8.923
Total Gastos y Costos (2) 5.003 7.408 7.998 11.343 14.629
Relacion (1)/(2) 59,11% 50,79% 54,50% 52,27% 60,99%
Relacion: [(2) — (1)]/ (1) 69,17% 96,89% 83,49% 91,30% 63,96%

Nota: Los costos totales no incluyen depreciaciones ni tributos
Fuente: Res. Exentas CNE que aprueban presupuesto CDEC-SIC.

En 2016 se aprecia un aumento considerable de la participacion de las remuneraciones en el gasto
consecuencia de la incorporacion significativa de trabajadores en ese afio.

El siguiente cuadro presenta las relaciones de remuneraciones entre el transportista (Transelec) y el
operador (CDEC-SIC):

Cuadro N° 17: Relaciones de remuneraciones entre Transelec y CDEC-SIC

Concepto 2012 2013 2014 2015 2016

Cantidad total de empleados Transelec 510 508 493 491 509
Gastos de personal Transelec [mill $ chil] 16.506 17.598 18.539 17.881 19.194
Costo anual promedio por empleado Transelec

[mill $ chil] 32 35 38 36 38
Cantidad total de empleados CDEC 72 88 107 126 146
Gastos de personal CDEC [mill $ chil] 2.958 3.762 4.359 5.929 8.923
Costo anual promedio por empleado CDEC

[mill $ chil] 41 43 41 47 61

Relacion gastos personal promedio
CDEC/gastos de personal promedio Transelec
[%] 1,27 1,23 1,08 1,29 1,62

Fuente: Estados Financieros de Transelec y Prespuestos CDEC-SIC.

Se observa que la relacion de salarios promedio del personal de CDEC-SIC respecto a la de Transelec
se ha mantenido estable hasta 2015 y ha crecido significativamente en 2016 por los motivos ya
sefialados.

Las anteriores relaciones se muestran con el indicador sintético:

Cuadro N° 18: Relaciones entre Gastos Totales CDEC-SIC y Gastos de Personal sobre la base de
salarios promedio de Transelec

Concepto 2012 2013 2014 2015 2016
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Relacién Costos Totales CDEC / masa salarial CDEC 1,69 1,97 1,83 1,91 1,64
Relacion gasto salarial promedio CDEC / gasto salarial

promedio Transelec 1,27 1,23 1,08 1,29 1,62
Relacién Costos Totales CDEC / masa salarial CDEC con
salarios Transelec 2,15 2,43 1,99 2,47 2,66

Fuente: elaboracion propia

Se aprecia una considerable variabilidad del indicador sintético (entre 1,99 y 2,66) con un valor medio
préximo a 2,3.

1.3.4. Analisis de los resultados y conclusiones

Para determinar el IMP del CND se determinan indicadores eficientes a partir de las siguientes
relaciones:

e Larelacion eficiente de salarios entre la empresa que brinda el SOl y la empresa que brinda el
servicio de transmision
e Larelacion eficiente entre los gastos totales y los gastos salariales
Los valores de estas relaciones son muy dispares entre los casos analizados (XM, COES, CDEC-SIC)
y entre afios de una misma empresa, no existiendo una estructura definida. Sin embargo, el indicador
sintético que resume ambas relaciones muestra similitud entre empresas, tal como se aprecia en el
siguiente cuadro:

Cuadro N° 19: Indicadores de eficiencia. Resumen

Concepto XM COES CDEC-SIC Promedio
2013-2016  2013-2016  2013-2015

Relacion Costos Totales OED / masa salarial OED 2,31 1,52 1,91 1,91

Relacién gasto salarial promedio OED / gasto salarial

promedio Empresa Transmision 0,87 1,36 1,20 1,15

Relacion Costos Totales OED / masa salarial OED con

salarios Empresa Transmision 1,99 2,08 2,30 2,12

Nota: OED: Organismo Encargado del Despacho

Consecuencia de lo anterior, resulta adecuado considerar el indicador sintético en lugar de determinar
cada uno de sus componentes por separado. A su vez, debido a que este indicador sintético muestra
similitud entre las empresas analizadas, se recomienda considerar el promedio de los casos analizados:
2,121.

Con el fin de desglosar las relaciones de manera similar a revisiones tarifarias anteriores, y asumiendo
que el costo medio del personal del CND es un 47% mayor al de ETESA (para evitar la excesiva
rotacion del personal del CND) se proponen los siguientes porcentajes a reconocer:

e 47,0% para el gasto de personal medio respecto al valor medio de ETESA,

INGRESO MAXIMO PERMITIDO PARA LA EMPRESA DE TRANSMISION ELECTRICA, S.A. 127



e 44,3% por sobre los gastos de personal del CND para contemplar los otros gastos necesarios
para el funcionamiento del CND (excluidas inversiones).

El siguiente cuadro resume estos resultados:

Cuadro N°20: Indicadores de eficiencia adoptados

Indicador % factor
Relacion salarial 47,0% 1,470
Relacion de costos totales y salariales 44 3% 1,443
Relacion Costos Totales OED / masa salarial OED con salarios Empr Transm
™) 2,121

* Producto del factor de relacion salarial y el de relacion de costos totales y salariales.
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