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INTRODUCCION

El Ingreso Maximo Permitido (IMP) para la Empresa de Transmision Eléctrica, S.A. (ETESA)
correspondiente al periodo julio 2013—junio 2017, ha sido calculado de acuerdo al Régimen
Tarifario de Transmision de Electricidad, que forma parte del Reglamento de Transmision, aprobado
mediante la Resolucion No. JD-5216 del 14 de abril de 2005 y sus modificaciones. El Articulo 91
del Texto Unico de la Ley No. 6 del 3 de febrero de 1997 establece 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 del Texto Unico de la Ley No. 6 sefiala que la Autoridad Nacional de
los Servicios Publicos (ASEP) definird periodicamente las férmulas 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 del Texto Unico de la Ley No. 6, establece que para fijar sus tarifas, las
empresas de transmision y distribucion prepararan y presentaran, a la aprobacion de la ASEP, los
cuadros tarifarios para cada area de servicio y categoria de cliente, los cuales deben ceiiirse a las
formulas, topes y metodologias establecidas por la ASEP.

El Articulo 71 del Texto Unico de la Ley No. 6, 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 hidrologica, y por los
estudios basicos que se pongan a disposicion de posibles inversionistas.

El Articulo 95 establece que las férmulas 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 cdlculo, 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 del Texto Unico de la Ley No. 6 sefiala que los costos de la Empresa de Transmision,
seran cubiertos bajo el supuesto de eficiencia econdmica en el desarrollo del plan de expansion y en
la gestion de la empresa, lo que significa que no se puede trasladar a los clientes los costos de una
gestion ineficiente, ademds establece que se le debe permitir tener una tasa razonable de
rentabilidad.

Pégina 1 de 187



Para efectos 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, administracién, operacion y
mantenimiento de la red nacional de transmision, asi como los costos del Centro Nacional de
Despacho (CND) y los costos relacionados con la funcién hidrolégica y meteorologica.

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 indicadores comunes para la empresa comparadora llamados comparadores.

e Se fija la nueva tasa de rentabilidad para la actividad de transmision.

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

PARTE I - INGRESO MAXIMO PERMITIDO PARA EL SERVICIO DE
TRANSMISION
CAPITULO I: ANALISIS Y PROPUESTA DE EMPRESA COMPARADORA

PARA ETESA

Un paso previo importante en el proceso de determinacion del Ingreso Méaximo Permitido (IMP)
para ETESA lo constituye la determinacion de la empresa comparadora a utilizar.

En las revisiones tarifarias anteriores la empresa comparadora ha sido TRANSBA (Empresa de
transmision de la Provincia de Buenos Aires, Argentina) para la actividad de transmision de
electricidad propiamente dicha, en consecuencia correspondio, tal como lo prevé la legislacion
vigente, hacer el andlisis para determinar si para este periodo tarifario la empresa comparadora
continuaba siendo las misma o si se ameritaba su reemplazo.

1. SELECCION DE LA EMPRESA COMPARADORA

En funcion del andlisis para determinar la seleccion de la empresa comparadora, las variables a
utilizar como Comparadores y el valor de las mismas para el Servicio de Transmision, incluyendo
también un andlisis de la gestion de ETESA, se concluye que:

e No existen elementos que justifiquen modificar las variables utilizadas como Comparadores
en las revisiones tarifarias anteriores, esto es: OMT%"" (OyM/VNR) y AMDT%" (ADM/VNR).

e Los valores de los Comparadores en base a la gestion de TRANSBA en el afio 2012,
muestran que si bien esta contintia siendo eficiente, el ambiente regulatorio (inversiones,
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tarifas) en que se desenvuelve hacen desaconsejable utilizarla como referencia a los fines de
este estudio.

Se analiz6 también la Compaiiia Nacional de Transmision Eléctrica TRANSELEC de Chile
y a ISA de Colombia, resultando ser TRANSELEC suficientemente eficiente y la misma no
adolece de los problemas mencionados para el caso de TRANSBA. En funcion de ello se
adoptaron los valores determinados para TRANSELEC como referencia a aplicar al caso de
ETESA.

Al igual que en estudios anteriores y por idénticas razones, se recomienda incrementar el
valor del Comparador de OyM en un 8% para contemplar diferencias entre las condiciones a
que se ven expuestas las instalaciones de ETESA respecto a las de TRANSELEC.

Asi, el valor de los Comparadores a aplicar a ETESA son:

Valores recomendados Unidad TRXi}ggliE C Vallj(;rrzs];l;ilEigzdos
OMT%™" (OyM/VNR) % 1.88 2.03
AMDT%™ (ADM/VNR) % 0.78 0.78
AOYM/VNR % 2.66 2.81

Respecto de la valorizacion de los Activos No Eléctricos, valores razonablemente eficientes
de los mismos, deberian estar entre el 8% y el 10% del valor de los Activos Eléctricos.

En cuanto al andlisis de la gestion de ETESA, este muestra que desde el punto de vista
técnico como econdémico, la gestion aparece, en términos generales, como aceptable. Los
distintos indicadores econdomico-financieros muestran valores mas que aceptables, debiendo
so6lo mencionarse una baja sostenida en el Margen Neto en el periodo 2010-2012. Por otro
lado:

0 Los indicadores técnicos informados por la empresa, medidos a partir de lo
establecido en la normativa de calidad de servicio, muestran una absoluta falta de
responsabilidad de la empresa. Las pérdidas muestran un paulatino y sostenido
crecimiento en el periodo 2009-2012.

0 Para las inversiones acumulados del periodo 2009-2012, que las realizadas han sido
inferiores a las previstas, alcanzando sélo el 57% de estas.

0 Para los gastos totales declarados en balances han excedido a los asignados en los
estudios en porcentajes que varian entre el 26% y el 33% en el periodo 2009-2012.

0 En la comparacion de ingresos del periodo 2009-2012 proyectados en el estudio del
IMP y reales muestran una buena correspondencia difiriendo entre ambos, cuando se
los mide en forma acumulada en menos del 2%.
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En el ANEXO I se incluye un andlisis de la Gestion de ETESA y de las empresas comparadoras
estudiadas.

2. PARAMETROS COMPARADORES PARA TRANSMISION

Al utilizar a TRANSELEC como empresa comparadora, los valores sugeridos son:

Cuadro No.1
Parametros Comparadores para Transmision
Valores recomendados Unidad TRX;IlggEE C Va}iﬁ?ﬁ?géfos
OMT%™" (OyM/VNR) % 1.88 2.03
AMDT%" (ADM/VNR) % 0.78 0.78
AOYM/VNR % 2.66 2.81

3. CONCLUSIONES

La empresa comparadora para el Servicio de Transmision en la Republica de Panama es la
Compatfiia 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 (2.03%), AMDT%" (0.78 %) para un total de AOYM/VNR (2.81 %).
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CAPITULO II: ESTIMACION DE LA TASA DE RENTABILIDAD

La base sobre la cual se debe apoyar el andlisis para la determinacion del costo de capital se
encuentra en la Ley No. 6 de 1997, por la cual se dicta el Marco Regulatorio e Institucional para la
Prestacion del Servicio Publico de Electricidad. Especificamente en lo que se refiere a las tarifas de
transmision, el Articulo 96 del Texto Unico de la Ley 6 expresa:

“Las 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
econdmica en el desarrollo del plan de expansion y en la gestion de la Empresa Transmisién. Para
los efectos de este calculo no se consideraran los costos financieros de créditos concedidos al
concesionario.

Los 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 méas 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 No. 6, se
indican en el siguiente cuadro:

Cuadro No. 2
Valores base y banda resultante segiin Ley No. 6
Banda Resultante
) . Prima Riesgo Variacion
Tasa Libre Riesgo Negocio permitida Limite Limite
Inferior superior
2.888% 7% +2% 7.888% 11.888%

Como elemento de juicio adicional se hizo un analisis de la tasa promedio ponderada utilizando un
modelo ampliamente aceptado en la practica regulatoria conocido como WACC-CAPM. Con esta
metodologia se hizo un analisis de sensibilidad considerando diversos criterios, obteniendo siempre
resultados inferiores al limite.
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El valor del WACC resulté por debajo del limite indicado en la Ley 6, y considerando el analisis
adicional realizado respecto a la calidad del servicio y producto técnico durante el periodo anterior,
se concluye que la tasa de retorno para el periodo tarifario 2013-2017 sea del 7.90%.

1. ANALISIS DE LA TASA

Segun se indicd anteriormente, la Ley 6 fija bandas de variacion posibles para la tasa de retorno
sobre capital y la tasa calculada no debe diferir 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, méas una prima de
siete puntos en concepto de riesgo del negocio de transmision en el pais.

Para su obtencion, se utilizaron los valores informados por el Banco Nacional de Panama. De
acuerdo al criterio sostenido en la Ley No. 6 respecto a la consideracion de valores promedios para
los rendimientos de los bonos del Tesoro de los Estados Unidos durante los doce meses anteriores a
la revision de la formula tarifaria, se toma el promedio para el periodo Julio 2012 — Junio 2013 de
los T-Bonds con vencimiento a 30 afios. En el Cuadro No. 3 se muestran los valores
correspondientes al periodo.

Cuadro No. 3
Rendimiento de los UST30
Segun Banco Nacional de Panama

FECHA EMISION 15/02/2011 15/02/2012
Tasa Promedio Mensual
Mes Tasa [%]

julio-12 2,456 2,539
agosto-12 2,555 2,645
septiembre-12 2,703 2,795
octubre-12 2,735 2,827
noviembre-12 2,681 2,772
diciembre-12 2,813 2,908
enero-13 3,037 3,134
febrero-13 2,966 3,064
marzo-13 3,046 3,141
abril-13 2,819 2,913
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mayo-13 2,991 3,085
junio-13 3,295 3,384
Prom Julio 2012-

Junio 2013 2,841 2,934
Valor adoptado 2,388

De este modo el valor medio segun la Ley es el siguiente:

Tasa de Bono del Tesoro de Estados Unidos de América. 30 afios (%) 2.88
Premio por riesgo de Transmision en el pais (%) 7.00
TASA DE RETORNO media segun la Ley (%) 9.88
Banda Articulo 96 de la Ley 6 — Maxima (%) 11.88
Banda Articulo 96 de la Ley 96 — Minima (%) 7.88

2. ANALISIS DE SENSIBILIDAD

El anélisis de sensibilidad realizado ha considerando valores alternativos para la Prima de Riesgo de
Mercado, por los diversos criterios que pueden existir para su determinacion, y los otros parametros
cuyos valores estan determinados por las fuentes correspondientes.

Las alternativas consideradas son las siguientes:

-Caso Base: Con promedio aritmético para el periodo 1973-2012

- Alternativa 1: {dem al caso base con promedio aritmético para el periodo 1928-2012
- Alternativa 2: {dem caso base con promedio geométrico para el periodo 1973 — 2012

En el Cuadro No. 4 se presentan los resultados obtenidos, tanto para el caso Base antes expuesto,
como para las dos alternativas planteadas como andlisis de sensibilidad.
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Cuadro No. 4
Resultados del Analisis de Sensibilidad

Periodo para céalculo riesgo de mercado 1973-2012 1926/8-2012 1973-2012
Tipo de ajuste utilizado para célculo riesgo de mercado Aritmético Aritmético Geomeétrico
Concepto Caso Base At1l Alt 2
Tasa Libre de Riesgo 2,888% 2,888% 2,888%
Beta Equity Panaméa 0,788 0,788 0,788
Prima Riesgo Mercado 3,68% 6,29% 2,61%
Riesgo Pais 1,482% 1,482% 1,482%
Costo Capital Propio 7,27% 9,32% 6,43%
Tasa Endeudamiento antes de Impuesto 5,71% 5,71% 5,71%
Tasa Endeudamiento despues de Impuesto 4,00% 4,00% 4,00%

Estructura de Capital

% de Deuda 50,0% 50,0% 50,0%

% de Capital Propio 50,0% 50,0% 50,0%
WACC Nominal despues de Impuestos 5,63% 6,66% 5,21%
WACC Nominal antes de Impuestos 8,04% 9,51% 7,45%
Tasa Inflacion EUA Largo Plazo 1,98% 1,98% 1,98%
WACC Real despues de Impuestos en u$s 3,58% 4,59% 3,17%
WACC Real antes de Impuestos en u$s 5,95% 7,39% 5,36%
Riesgo Cambiario 0,00% 0,00% 0,00%
WACC Real despues de Impuestos en B/. 3,58% 4,59% 3,17%
WACC Real antes de Impuestos en B/. 5,95% 7,39% 5,36%

3. CONCLUSIONES

Los valores obtenidos en el andlisis a partir del método WACC-CAPM vy los que resultan como
valores extremos por la aplicacion de la Ley No. 6, se resumen a continuacion:

Cuadro No. 5

Valores resultantes segin WACC y segun Ley No. 6
WACC real antes de impuesto Banda Resultante segin Ley n° 6

Caso Base Alt 1 Alt2 Limite Inferior Limite Superior

5.64% 7.08% 5.05% 7.89% 11.89%

Como se observa la tasa de rentabilidad calculada segiin el WACC no alcanza el limite inferior
impuesto por la Ley No. 6, en ninguna de las alternativas, por lo que la tasa de retorno a aplicar para
la determinacion del Ingreso Maximo Permitido correspondiente al periodo tarifario 2013-2017 es
de 7.90%.
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En el ANEXO II se explica en detalle los calculos realizados.

CAPITULO III: CALCULO DEL INGRESO MAXIMO PERMITIDO POR LA ACTIVIDAD
DE TRANSMISION

De acuerdo al Régimen Tarifario aprobado, el Ingreso Maximo Permitido (IMP) por la actividad de
Transmision en el periodo tarifario se determinara de acuerdo a la siguiente formula:

IPT = IPSPT + IPCT

La metodologia seguida para el calculo de cada uno de los componentes del IMP es la indicada en el
Régimen Tarifario vigente.

La férmula basica de célculo de los Ingresos Maximos Permitidos (IMP), tanto del Sistema Principal
de Transmisiéon como de los Activos de Conexion, tiene como objetivo cubrir los costos de
explotacién y remunerar razonablemente los activos de la empresa de Transmision.

1. ELEMENTOS PARA EL CALCULO DEL INGRESO MAXIMO PERMITIDO POR LA
ACTIVIDAD DE TRANSMISION

Los elementos necesarios para el célculo del Ingreso Permitido para la actividad de transmision,
teniendo en cuenta lo establecido en la normativa vigente, son:

e Base de capital bruta y neta

e Depreciacion de activos

e Tasa de Retorno a aplicar para la actividad de transmision

e (Comparadores para determinar los costos de Administracién, Operacion y Mantenimiento

e Valor Nuevo de Reemplazo de los activos totales (valor al cual se aplican los comparadores).

e Equipamiento asociado totalmente a la demanda

e Costos en concepto de Generacion Obligada (GA)

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

1.1. Base de Capital

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

e Activos 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.
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e Los activos que se incorporan en el periodo tarifario, de acuerdo al Plan de Inversiones de
ETESA.

e Los retiros de activos previstos por ETESA.

e Las depreciaciones correspondientes al periodo.

La base de Capital para cada afo del periodo, tomd en consideracion los activos valorados en libros
al 31 de diciembre 2012, ajustando las capitalizaciones del periodo de acuerdo a los criterios de
eficiencia establecidos en el Régimen Tarifario.

El siguiente cuadro presenta el valor total de los activos de ETESA al 31 de diciembre de 2012, de
acuerdo a la informacion contable:

Cuadro No. 6

EMPRESA DE TRANSMISION, S.A.
BIENES E INSTALACIONES EN SERVICIO
AL 31 DE DICIEMBRE DE 2012

(Balboas)
TRANSMISION 415,999,720 179,050,638 236,949,082
CONEXION 22,083,771 12,999,160 9,084,611
SUBESTACIONES 18,875,017 11,014,105 7,860,912
LINEAS 3,208,754 1,985,055 1,223,699
SISTEMA PRINCIPAL 393,915,949 166,051,478 227,864,471
SUBESTACIONES 138,877,748 60,571,402 78,306,346
LINEAS 218,260,703 77,112,348 141,148,355
PLANTA GENERAL 36,777,498 28,367,728 8,409,770
HIDROMETEOROL OGIA 6,912,958 3,813,198 3,099,761
CND 8,763,194 7,747,630 1,015,563
PLANTA GENERAL NO PRODUCTIVO 6,366,085 4,817,375 1,548,710

438,041,956 195,428,841 242,613,116

1.2. Tasa de depreciacion

Para estimar la Base de Capital Neta en cualquier periodo de los activos del sistema es necesario
estimar las depreciaciones anuales y acumuladas. A estos efectos es preciso determinar la tasa de
depreciacion a aplicar segln el tipo de activo de que se trate.

1.2.1. Tasa de depreciacion de activos del Sistema Principal de Transmision

De acuerdo a informacion contable proporcionada por ETESA se estim6 una tasa de depreciacion
media para los activos del Sistema Principal, usando los activos existentes en los afios 2009, 2010 y
2011 (informacion contable modificada). El valor resultante fue 3.08%, seglin se resume en Cuadro
No. 7.
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Cuadro No. 7
Estimacion de la tasa de depreciacon para el SPT

Tasa de
Costo bruto Depreciacién y amortizaciones depreciacion
media
31-12-2010 292,965,294 Periodo 2011 8,726,323 2.98%
31-12-2009 275,239,836 Periodo 2010 8,618,321 3.13%
31-12-2008 274,097,411 | Periodo 2009 8,601,845 3.14%
Tasa Promedio de depreciacion 2009-2011 3.08%

1.2.2. Tasa de depreciacion de activos del Sistema de Conexion

De acuerdo a informacion contable proporcionada por ETESA se estimo6 una tasa de depreciacion
media para los activos del Sistema de Conexion, usando los activos existentes en los afios 2009,
2010 y 2011. El valor resultante fue del 3.56%. El Cuadro No. 8 resume el calculo:

Cuadro No. 8
Estimacion de la tasa de depreciacon para el Sistema de Conexion

Depreciacion Tasa de
Costo bruto preciacion y depreciacion
amortizaciones .

media

31-12-2010 22,097,001 Periodo 2011 795,160 3.60%
31-12-2009 22,235,830 Periodo 2010 704,474 3.17%
31-12-2008 23,032,303 Periodo 2009 898,634 3.90%
Tasa Promedio de depreciacion 2009-2011 3.56%

Para las inversiones a ejecutarse en el presente periodo tarifario, se estimé una tasa de depreciacion
de 3% anual, ya que se se trata fundamentalmente de equipamiento eléctrico.

1.3. Tasa de rentabilidad, tasa de descuento y valores de los Comparadores

Los valores de la Tasa de Rentabilidad a aplicar asi como la tasa de descuento y los valores de los
Comparadores, son los siguientes:

e Tasa de rentabilidad: 7.90% , calculada en el capitulo anterior.
e Tasa de descuento: a partir de la tasa de rentabilidad, los factores de descuento a aplicar para
cada afio tarifario son los indicados en el Cuadro No. 9

Cuadro No. 9
Factores de descuento a aplicar

Jull3/Juni4 | Jull4/JunlS | Jull5/Junlé Jul16/Jun17
0.96200 0.89157 0.82629 0.76579
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e Comparadores: Los valores determinados con los datos de la empresa TRANSELEC de
Chile utilizada como Empresa Comparadora a utilizar para esta actualizacion tarifaria son:

v OMT% M* =2.03%
v ADMT%M* = 0.78%

1.4. Resumen del Valor Nuevo de Reemplazo (VNR) para el periodo

En el Cuadro No. 10 se realiza una comparacion entre los valores del VNR a diciembre 2008, los
determinados a diciembre de 2012 y los propuestos por ETESA.

Cuadro No. 10

Comparativa VNR
VNR 2008 VNR 2012 VNR ETESA

Lineas SPT 230,411,896 345,347,010 385,512,054
Lineas Conexion 4,114,080 6,434,904 7,482,446
Subestaciones SPT 165,196,416 238,470,981 300,751,737
Subestaciones Conexioén 27,733,774 47,509,143 -

Subestaciones Estrategicas nd 11,967,755 14,395,728
TOTAL 427,456,166 649,729,793 708,141,965

Para la estimacion del VNR de las instalaciones eficientes, adicionalmente fueron incorporados los
siguientes conceptos:

e Planta General: De acuerdo al Articulo 187 del Reglamento de Transmision, en el caso que los
valores contables de la Planta General superen el 10% de los valores contables de los Activos
Eléctricos, corresponde tomar dicho porcentaje como tope maximo. De los célculos realizados se
comprob6 que en ningun caso los valores contables de Planta superan el tope del 10%. Para el
caso del afio 2012 la Planta General representa el 6.85% de los Activos Eléctricos descontandos
los activos de comunicacion, por lo que se aplicd este porcentaje al VNR Eléctrico para
determinar el VNR inicial de la Planta General, por la suma de B/: 41,642,000.

e Equipos de comunicaciones: Se calcula el valor en libro de los equipos de comunicacion a partir
de sus valores contables. Para obtener el VNR se aplica un incremento del 52% a dicho valor
contable dado por la relacion entre el VNR del SPT y el valor libro del SPT. Este VNR
obtendido se adiciona al VNR del SPT, por la suma de B/. 23,776,000.

Es de hacer notar que si bien la nueva linea en 230 kV “Veladero -Llano Sanchez — Chorrera —
Panama II” se asignara totalmente a la demanda, esta debe ser incorporada en el VNR a partir de su
entrada en operacion, estimada en el primer semestre del afio 2017.

En el Cuadro No. 11 se muestra la evolucion de los VNR en el periodo tarifario.
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Cuadro No. 11
Evolucion VNR 2012-2017

ACTIVOS EFICIENTES

| 2012 2013 2014 2015 2016 2017
VNR Sistema Principal (incluye EC) Miles Balboas 607.594 610.938 664.987 724.074 765.423 896.558
VNR Planta General Miles Balboas 41.642 45.219 47.029 59.780 60.881 64.924
VNR Estrategicos Miles Balboas 11.968 11.968 11.968 38.898 38.898 38.898
VNR (SPT+PG+EST) Miles Balboas 661.204 668.125 723.983 822.751 865.202 1.000.380
VNR asignado a demanda Miles Balboas - 285.458
VNR Conexiones Miles Balboas 53.944 62.395 70.192 70.192 70.192 70.192
VNR Total Miles Balboas 715.148 730.520 794.176 892.943 935.394 1.356.030

1.5. Equipamiento asociado totalmente a la demanda

La linea “Veladero -Llano Sanchez — Chorrera — Panamé II” en 230 k segin la informacion
disponible al comienzo del estudio tarifario, se financiaria con un contrato de Leasing. Dadas las
particularidades de la modalidad de esta inversion, se decidié que la misma, en forma excepcional y
previo acuerdo de la ASEP, sea asignada totalmente a la demanda. La forma de asignacion de los
costos asociados se dara de acuerdo a lo previsto en el Articulo 187 del Reglamento de Transmision.

El valor total de la obra originalmente previsto en el PEST era de B/. 146,440,000. Del total del
costo de la obra, B/. 124,277,287 correspondian al contrato de Leasing propiamente dicho y el resto
(B/. 22,163,008) eran costos que debia afrontar ETESA por su cuenta en concepto de inspeccion,
disefo, estudios de impacto ambiental e intereses intercalarios proporcionales a sus inversiones. El
periodo del leasing era de 10 afos y la tasa estimada del 10% anual. Sin embargo estos valores eran
provisionales y serian ajustados una vez que la obra estuviese concluida o se contase con mas
informacion.

La obra ha sido licitada y adjudicada. El valor de la obra adjudicada, incluyendo el financiamiento
de corto plazo, por un monto de B/. 276,000,000. La modalidad del financiamiento cambié a uno
convencional a 30 afios. De acuerdo a lo establecido en elReglamento de Transmision, la Tercera
Linea se asignara totalmente a la demanda, sin embargo, se tratard igual que el resto de instalaciones
del sistema principal, en lo que refiere al calculo de los costos de AyOM, depreciacion y
rentabilidad.

A los costos del proceso de licitacion se agrega la suma de B/. 9,457,829.98 en concepto de gastos
de Inspeccion de ETESA. El monto resulta de aplicar el porcentaje reconocido del 5% a los costos
de construccion los cuales se detallan en el cuadro siguiente:
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Cuadro No. 12.
Calculo de los Costos de Inspeccion de la Tercera Linea

Detalle de la inversion Monto [B/.]
Construccion LAT (*) 141,953,909,00
Ampliacién SE Veladero (*) 12,417,738.60
Ampliacion SE Llano Sanchez (*) 13,520,883.31
Ampliacién SE Chorrera (*) 14,414,712.34
Ampliacién SE Panama (*) 8,849,356.38
Total inversion 189,156,599.60
Costos Inspeccion (5% del Total Inversion) 9,457,829.98

Nota: (*) Segun Nota ETESA ETE-GG-201-2013 del 14/11/2013

1.6. Costos en concepto de Generacion Obligada (GA)

El célculo del Ingreso Méximo Permitido para el Sistema Principal de Transmisién contempla los
costos adicionales en concepto de generacion obligada, identificado con un término GA. El mismo
es un reconocimiento de costos por generacion obligada u otros costos relacionados a la aplicacion
del criterio n-1 con desconexidon automadtica de generacion y demanda en el disefio del sistema de
transmision adoptado en el Reglamento de Transmision.

ETESA, en base a célculos para el afio 2012 (ver nota “ETE-DGC-GTA-007-2013”), estima un
monto anual de B/. 34,340 en concepto de libranzas. Por otro lado estima un costo anual de B/.
370,775 por entrada en operacion de nuevos proyectos.

Por lo tanto se adicion6 al IMP el valor anual de B/. 405,115.60 proyectado por ETESA en concepto
de costos de Generacion obligada, el cual luego se reajustara en funcion de los costos reales.

1.7. Reconocimiento de los costos del estudio de planificacion y por gestion de compra de
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 planificacion de mediano y largo
plazo del sistema de transmision. El mismo reglamento prevé que los costos de estos estudios seran
reconocidos en el calculo del Ingreso Maximo Permitido del afio en que se ocasione. En funcion de
ello, en esta oportunidad, se ha previsto un monto de B/. 500,000.00 a ser erogados en el afio 2016
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 EL 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.
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En funcion de ello ETESA ha determinado, segun Nota ETE-DGC-GTA-010-2013 de fecha 23 de
Julio de 2013, que los costos en que ha incurrido para llevar a cabo los antes referidos procesos
licitatorios para el periodo 2009-2013 ascienden a la suma de B/. 456,396.77. Durante este periodo
se han llevado a cabo 23 procesos licitatorios con un costo promedio estimado de B/. 19,843.3.

La ASEP ha decidido que se incluyan los costos incurridos por ETESA en la realizacion de su
gestion como intermediario en este proceso, dentro del calculo del IMP a fin de que sean
compensados en la tarifa. Adicionalmente hay que estimar los costos en que ETESA incurrird
durante el nuevo periodo tarifario por este concepto. En funciéon de la situacion actual se ha
estimado que se llevaran a cabo unos 5 procesos durante cada afio del periodo 2013-2017 con un
costo estimado por proceso de B/. 15,000.00. Hay que tener presente que en la deuda a que se hace
referencia mas arriba estan incuidos dos procesos de licitaciones llevados a cabo durante el primer
semestre del afio 2013, por lo cual para el resto del 2013 se supondra s6lo 3 procesos.

Siendo asi, los costos adicionales a incorporar son de B/. 45,000.00 para el resto del 2013 y B/.
75,000.00 por aio para 2014, 2015, 2016 y 2017.

2. SISTEMA PRINCIPAL DE TRANSMISION
2.1. Base de Capital inicial del Sistema Principal de Transmision

2.1.1. Base de Capital al 31 de diciembre de 2008

En la revision 2009-2013 se determind una base inicial al 31 de Diciembre de 2008 diferente a la
indicada por la contabilidad regulatoria de ETESA reducida en base a criterios de eficiencia. A esta
base regulatoria se le aplicé un descuento de B./ 5,369,262 en el periodo 2001-2004 y de B./
18,738,736 en el periodo 2005-2008 por revision de costos indirectos.

Para organizar de mejor manera los descuentos aplicados en el periodo tarifario anterior se
distribuyeron estos ajustes en las cuentas regulatorias afectadas. El Cuadro No. 13 muestra los
ajustes realizados en las diferentes cuentas regulatorias. Esta distribucién se realizd teniendo en
cuenta el origen de los descuentos aplicados por costos indirectos, es decir si estos se realizaron
sobre activos de subestaciones, lineas, servidumbre, etc.
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Cuadro No. 13
Ajustes aplicados a la Base contable de ETESA del 31 de Diciembre 2008

Base contabilidad ETESA Base ajustada
ACTIVO FIJO Base Bruta | Dep. Acum. Ajuste 2001-2004 Ajuste 2005-2009 Base Bruta | Dep. Acum.
SISTEMA PRINCIPAL 31-Dic-08 31-Dic-08 Bruto D. Acum. Bruto D. Acum. 31-Dic-08 31-Dic-08

TERRENOS 4,065,323 0 -300,576 3,764,747 0
EDIFICIOS Y MEJORAS 13,062,345 5,727,255 13,062,345 5,727,255
CAMINOS Y SENDEROS 277,302 36,872 277,302 36,872
SERVIDUMBRE 16,498,099 919,485 -5,061,517 11,436,582 919,485
EQUIPO ELECTRICO AUXILIAR 6,322,282 2,115,144 6,322,282 2,115,144
EQUIPO ELECTRICO MISCELANEO 69,052 21,138 69,052 21,138,
EQUIPO DE SUBESTACIONES 49,567,282 16,567,622 - 2,907,933 - 1,268,535 - 6,688,321 - 2,917,662 39,971,028 12,381,425
TORRES Y ACCESORIOS 87,271,823 27,205,925 - 1,230,664 - 536,856 " 3,344,161 -1,458,831 82,696,998 25,210,238
CONDUCTORES AEREOS Y ACCESORIOS 77,057,631 26,670,509 - 1,230,664 - 536,856 - 3,344,161 - 1,458,831 72,482,806 24,674,912
EQUIPO MECANICO 32,666 393 32,666 393
EQUIPO DE COMUNICACION 152,414 58,918 152,414 58,918,
TRANSFORMADORES DE LINEAS 28,691,389 11,507,499 28,691,389 11,507,499
EQUIPO DE PROTECCION, CONTROLY 13,341,047 8,745,580 13,341,047 8,745,580
MOBILIARIO Y EQUIPO DE OFICINA 86,384 42,371 86,384 42,371
HERRAMIENTAS ESPECIALIZADAS 1,710,370 1,534,181 1,710,370 1,534,181

298,205,409 101,152,982 -5,369,262 -2,342,246 -18,738,736 -5,835,325 274,097,411 92,975,411

Al reducir la base bruta y la depreciacion acumulada al 31 de Diciembre de 2008, se deben reducir
las depreciaciones anuales de los periodos 2009, 2010, 2011 y 2012. Por esta razén se aplica un
descuento en la depreciacion anual en las cuentas asociadas a activos de subestaciones y lineas,
teniendo en cuenta una reduccion equivalente al 3% anual del monto descontado en 2008. Para los
terrenos y servidumbres no se realizaron modificaciones en las depreciaciones anuales.

2.1.2. Base de Capital Inicial al 31 de diciembre de 2012

La Base de Capital inicial al 31 de diciembre de 2012 correspondiente al Sistema Principal de
Transmision resulta de la suma de los valores aceptados al inicio del periodo anterior mas las
inversiones, retiros y depreciaciones correspondientes al periodo 2009-2012 adecuadamente
ajustada por eficiencia. No fueron considerados los activos fijos calificados como No Productivos.

El andlisis realizado en la Revision Tarifaria anterior, para evaluar las capitalizaciones de activos
para el periodo 2005-2008, mantiene vigencia.

En los siguientes cuadros se presentan el valor de los bienes e instalaciones del Sistema Principal y
planta general, de acuerdo a informacion contable:
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Cuadro No. 14
EMPRESA DE TRANSMISION, S.A.
BIENES E INSTALACIONES EN SERVICIO
AL 31 DE DICIEMBRE DE 2012

(Balboas)

ACTIVO FIJO COSTO DEPRECIACION VALOR NETO

SISTEMA PRINCIPAL 357,138,451 137,683,750 219,454,701

LINEAS 218,260,703 77,112,348 141,148,355
230 KV 195,750,884 68,486,900 127,263,984
Lineas 230KV-Bayano-Pacora (230-1A) 5,479,673 4,220,918 1,258,756
Lineas 230KV-Chorrera-Llano Sanchez (230-3B, 230-4B) 15,382,218 12,483,371 2,898,847
Lineas 230KV-Llano Sanchez-Veladero (230-14, 230-15) 17,678,038.32 2,536,471.56 15,141,567
Lineas 230KV-Llano Sanchez-Veladero (230-5A, 230-6A) 20,814,874.85 18,638,982.12 2,175,893
Lineas 230KV-Mata de Nance-Progreso (230-9) 5,017,483 3,052,841 1,964,643
Lineas 230KV-Panama Il-Llano Sanchez (230-12, 230-13) 54,855,161 9,573,639 45,281,523
Lineas 230KV-Panama Il-Panama (230-1C, 230-2B) 1,391,889 1,165,357 226,532
Lineas 230KV-Panama-Chorrera (230-3A, 230-4A) 4,901,325 3,300,113 1,601,212
Lineas 230KV-Pacora-Panama Il (230-1B) 2,055,550 1,739,627 315,923
L/T 230 KV-PROGRESO-FRONTERA (COSTA RICA) (230-10) 1,993,987 1,114,353 879,635
L/T 230 KV-SANTA RITA-PANAMA I 155,867 18,556 137,311
Lineas 230KV-Veladero-Guasquitas (230-16, 230-17) 14,009,147 3,042,920 10,966,227
L/T 230 KV-GUASQUITAS-FORTUNA-18 6,002,320 798,859 5,203,460
L/T 230 KV-FORTUNA-CHANGUINOLA (230-20) 34,500,913 2,996,695 31,504,218
L/T 230 KV-CHANGUINOLA-FRONTERA (230-21) 5,533,570 350,466 5,183,104
Lineas 230KV-Mata de Nance-Fortuna (230-7, 230-8) 5,788,686 3,446,821 2,341,865
L/T 230 KV-VELADERO-MATA DE NANCE-5B 190,182 6,912 183,270
115 KV 22,509,819 8,625,448 13,884,371
Linea 115Kv-CPSA-BLM2 (115-4B) 2,032,631 1,455,645 576,985
Lineas 115Kv-BLM1-Santa Rita (115-1B, 115-2B) 2,962,164 810,284 2,151,880
Linea 115KV-Panama CPSA (115-4A) 4,313,901 2,716,124 1,597,777
Lineas 115Kw+Mata de Nance-Caldera (115-15, 115-16) 5,766,683 2,246,873 3,519,810
Lineas 115Kv-Panama-Caceres (115-12) 199,902 128,778 71,124
Lineas 115Kw-Panama-Caceres (115-37) Subterranea 779,198 86,094 693,104
Lineas 115KwSanta Rita-Caceres (115-1A, 115-2A) 6,455,340 1,181,650 5,273,691
SUBESTACIONES 138,877,748 60,571,402 78,306,346
230 KV 111,453,983 50,626,185 60,827,798
PATIO 230 KV-CHANGUINOLA 7,925,307 668,091 7,257,216
PATIO 230 KV-CHORRERA 8,193,829 5,238,701 2,955,128
PATIO 230 KV-GUASQUITAS 8,329,526 1,914,984 6,414,542
PATIO 230 KV-LLANO SANCHEZ 21,841,325‘ 7,572,468 14,268,857
PATIO 230 KV-MATA DE NANCE 15,607,907 9,565,566 6,042,342
PATIO 230 KV-PANAMA 20,901,578 14,495,705 6,405,872
PATIO 230 KV-PANAMA 11 10,514,046 4,243,110 6,270,935
PATIO 230 KV-PROGRESO 5,094,810 2,812,841 2,281,969
PATIO 230 KV-VELADERO 10,892,534 3,517,382 7,375,152
PATIO 230 KV-NAVE 3 FORTUNA 2,153,122 597,336 1,555,786
115KV 27,423,765 9,945,217 17,478,548
PATIO 115 KV-CACERES 6,547,037 3,599,623 2,947,414
PATIO 115 KV-CALDERA 3,532,169 2,462,340 1,069,829
PATIO 115 KV-MATA DE NANCE 608,526 302,786 305,741
PATIO 115 KV-PANAMA 2,708,200 406,794 2,301,406
PATIO 115 KV-PANAMA II 10,327,066 2,059,993 8,267,073
PATIO 115 KV-SANTA RITA 3,700,767 1,113,681 2,587,086
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Cuadro No. 14 (Continuacion)
EMPRESA DE TRANSMISION, S.A.
BIENES E INSTALACIONES EN SERVICIO

AL 31 DE DICIEMBRE DE 2012

(Balboas)

ACTIVO FIJO COSTO DEPRECIACION VALOR NETO
PLANTA GENERAL 36,777,498 28,367,728 8,409,770
EDIFICIOS Y MEJORAS 981,996 216,109 765,888
EQUIPO DE COMUNICACION 13,366,831 9,946,009 3,420,822
EQUIPO DE INFORMATICA 10,324,659 8,523,001 1,801,658
EQUIPO DE LABORATORIO 1,286,786 1,269,135 17,651
EQUIPO DE TRANSPORTE 5,494,829 4,359,321 1,135,508
EQUIPO ELECTRICO MISCELANEO 540,822 211,284 329,539
EQUIPO MECANICO 35,847 10,707 25,140
EQUIPO Y MOBILIARIO DE OFICINA 2,750,548 2,225,559 524,989
HERRAMIENTAS ESPECIALIZADAS 1,632,704 1,606,603 26,101
TERRENOS 362,475 0 362,475

Durante el periodo 2009-2012, las capitalizaciones se analizaron en base a criterios de eficiencia del
Régimen Tarifario.

Las capitalizaciones reportadas por ETESA en el periodo 2009-2012 se realizaron principalmente
por los siguientes proyectos:

e Fortalecimiento del Segundo Circuito Guasquitas-Changuinola-Refuerzo Chan 75
e Linea de Transmision en 230 kV Fortuna-Changuinola-Frontera

e Subestacion Changuinola Fortuna

e Banco de Capacitores en Subestacion Panama II

e Reemplazo de Transformadores T2 en Mata del Nance

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 Diseno, Ingenieria, Administraciéon 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 2009-2012. Mediante el
analisis de la informacion presentada se verifico que los costos indirectos no superaron los
parametros regulatorios, por lo que no se realizaron ajustes en tales conceptos. En el Cuadro No. 15
se muestra el detalle.
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Cuadro No. 15
Informacion discriminada de las principales capitalizaciones 2009- 2012

Porcentaje Porcentaje
COSTOS (En Balboas) respecto costos| regulado por
directos Art. 183
Costos directos 41,560,955
Suminlstra 23,656,822
Montaje/desmontaje 6,001 857
Obras dviles 11,802,175
Costos indirectos de construccion 9,896,557 23,85
Terrenos 51,140 0.1%
Adguisicidn de servidumbre 18 357 .05
Indemnizacidn 5,823,220 14,080
Estudio de Impacto Amblertal 55,714 .19
Disefig 160,195 Q.49 3.09
Ingenierla 206,938 2.2% 405
Inspeccién 1,087,081 2.59% 5,084
Administracién 1,021,570 2.59% 4,084
Bastos financieros 510,941 2.08% B.095
TOTAL 51,457,512

Adicionalmente, se revisaron los costos de indemnizacion por servidumbres y los costos por
mitigacion de impacto ambiental tanto reconocidos en la revision anterior como los reclamados por
ETESA.

La fuente de informacion para este analisis son los balances presentados por la empresa, la nota
ETE-DAL-140-2012 del 14 de Noviembre de 2012 (en que reclama por diferencias importantes
entre los costos de servidumbre e inspeccion reales vs. reconocidos); la hoja de célculo que contiene
un desglose de costos para las principales obras del periodo 2009-2012 y el detalle de las
inversiones 2009-2012.

Un primer aspecto a destacar es que en la informacion suministrada por ETESA, solicita entre 2010
y 2012 montos en concepto de servidumbre relacionados con el corredor “Guasquitas-Fortuna-
Changuinola-Frontera”, sin tener en cuenta dos aspectos fundamentales:

e Que la traza con la servidumbre era ya existente al 31 de diciembre de 2008 debido a la
construccion del primer circuito,

e Que al 31 de diciembre de 2008 ya se le reconocieron 119 km a 15,000 B/./km en estos
conceptos.

El detalle de las adiciones declaradas por ETESA en concepto de servidumbres para el corredor
“Guasquitas-Fortuna-Changuinola-Frontera” se observa en el Cuadro No. 16.
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Cuadro No. 16

Detalle servidumbres declaradas corredor “Guasquitas-Fortuna-Changuinola-Frontera”

Descripcion Fecha Costo [B/.]
gehr;ggggl;{zs tramo 1y 2 L/T 230 kV Fortuna- 2010 46,161
Costo de Servidumbre del Tramo 3 2010 818,498
Servidumbre tramo 1 2010 62,782
Servidumbre tramo 2 2010 75,182
Servidumbre para el circuito 230-30 94km 2012 3,672,463
Servidumbre para el circuito 230-29 44km 2012 1,726,767
Servidumbre del Tramo 2 2012 359,693
TOTAL [B/.] 6,761,546
Total por km [B/./km] (138 km) 48,996

Por otro lado, se han revisado los posibles costos reales en este concepto, teniendo en cuenta una
gestion eficiente y previsora de ETESA, resultando razonable un valor de 35,000 B/./km, lo cual,
para un total de 138 km del corredor, implica un monto de B./ 4,830,000

Teniendo en cuenta que ya se le habia reconocido en la revision anterior un monto de B./ 1,785,000
(B./km 15,000 para un total de 119 km), corresponde reconocer en este periodo la diferencia por un
monto de B/.3,045,000, y como las adiciones del afio 2012 el monto de B./ 2,462,777.

Adicionalmente hubo una reclasificacion de un valor de Terrenos para Servidumbres por un valor de
B/. 78,709.

En el Cuadro No. 17 se muestra (parte a) la evolucion de la base bruta y neta para el periodo 2009-
2012 y en las partes b) y c) el detalle, por afio y cuenta, de las adiciones correspondientes al sistema
principal y a la planta general. Los valores mostrados en el rubro adiciones del sistema principal
resultan de los ajustes practicados en la cuenta servidumbres para el afio 2012, los cuales se detallan
mas adelante.
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Cuadro No. 17
a) Evolucion de la Base Bruta y Neta 2009-2012

Base Bruta | Base Neta | Adiciones Retiros Ajustes Base Bruta | Base Neta
31-Dic-08 | 31-Dic-08 2009 2009 2009 31-Dic-09 | 31-Dic-09
Sistema Principal |274,097,411| 181,122,000 133,276 327,051 | 1,336,200 275,239,836 | 173,662,580
Planta General 29.278,380 | 8,162,529| 1472,338| 422,597 -29,381  30298,740| 7,822,677
Base Bruta | Base Neta | Adiciones Retiros Ajustes Base Bruta | Base Neta
31-Dic-09 | 31-Dic-09 2010 2010 2010 31-Dic-10 | 31-Dic-10
Sistema Principal | 275,239,836 | 173,662,580 | 18,489,146 763,688 0 292,965,294 | 182,769,718
Planta General 30,298,740 | 7,822,677 1,290,047 670,714 0 30918,074| 7,205,248
Base Bruta | Base Neta | Adiciones Retiros Ajustes Base Bruta | Base Neta
31-Dic-10 | 31-Dic-10 2011 2011 2011 31-Dic-11 | 31-Dic-11
Sistema Principal | 292,965,294 | 182,769,718 | 1,541,985 34,169 0 294473,110| 175,551,210
Planta General 30,918,074 | 7,205,248 | 3,554,706 350,218 104 34122,665| 8,456,125
Base Bruta | Base Neta | Adiciones Retiros Ajustes Base Bruta | Base Neta
31-Dic-11 | 31-Dic-11 2012 2012 2012 31-Dic-12 | 31-Dic-12
Sistema Principal |294.473,110|175,551,210| 31,592,249 | 1,438,357| 3,587,905 328214,907| 199,740,310
Planta General 34,122,665 8,456,125 3,363,390| 2340913| 1,632,354 36777.497| 8,409,769
b) Capitalizaciones 2009-2012 para el Sistema Principal (Balboas)
CUENTAS SISTEMA
PRINCIPAL 2009 2010 2011 2012
Terrenos 0 60,413 0 0
Edificios y Mejoras 0 1,011,803 0 288,762
Caminos y Senderos 0 149,679 0 137,820
Servidumbre 0 1,002,623 0 2,541,486
Equipo Eléctrico Auxiliar 0 255,826 0 48,000
Equipo Eléctrico Miscelaneo 0 0 0 0
Equipo de Subestaciones 84,113 1,072,997 0 10,488,548
Torres y Accesorios 0 7,937,144 155,223 4,627,620
Conductores aéreos y accesorios 0 3,450,335 1,010,977 7,681,612
Equipo Mecéanico 0 0 0 0
Equipo de Comunicacion 0 326,425 0 694,555
Transformadores de Lineas 0 2,278,573 0 3,851,982
Equipos de Proteccion y Control 39,602 943,329 373,155 1,231,865
Mobiliario y Equipo de oficina 0 0 2,629 0
Herramientas especializadas 9,560 0 0 0
TOTAL 133,276 | 18,489,146 1,541,985 | 31,592,249
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En el cuadro No. 18 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 2012.
Complementariamente, en el cuadro No. 19, se muestran las diferentes cuentas de la Planta General
al 31 de Diciembre de 2012.

Cuadro No. 18
Base Bruta y Neta del Sistema Principal a Diciembre 2012 (Balboas)

Base Bruta Base Neta
CUENTAS SISTEMA PRINCIPAL 31-Dic-2012 31-Dic-2012
Terrenos 4,123,959 4,115,112
Edificios y Mejoras 14,546,189 7,218,268
Caminos y Senderos 632,489 534,520
Servidumbre 17,4524,439 14,228,916
Equipo Eléctrico Auxiliar 6,417,089 3,556,777
Equipo Eléctrico Miscelaneo 69,052 20,293
Equipo de Subestaciones 53,186,557 34,647,459
Torres y Accesorios 92,015,994 57,918,890
Conductores aéreos y accesorios 86,435,917 52,417,273
Equipo Mecanico 31,826 18,703
Equipo de Comunicacion 1,173,394 919,645
Transformadores de Lineas 36,524,987 21,126,100
Equipos de Proteccion y Control 15,444,004 3,006,724
Mobiliario y Equipo de oficina 89,013 11,629
Herramientas especializadas 0 0
TOTAL 328,214,907 199,740,310

Cuadro No. 19
Base Bruta y Neta de la Planta General a Diciembre 2012 (Balboas)

Base Bruta Base Neta
CUENTAS SISTEMA PRINCIPAL 31-Dic-2012 31-Dic-2012
Terrenos 362,474 362,474
Edificios y Mejoras 981,996 765,888
Equipo Eléctrico Miscelaneo 540,822 329,538
Equipo de Laboratorio 1,286,786 17,651
Equipo Mecénico 35,713 25,006
Equipo de Comunicacion 13,366,831 3,420,822
Equipo de Informatica 10,324,659 1,801,658
Mobiliario y Equipo de oficina 2,750,683 525,124
Equipo de Transporte 5,494,828 1,135,507
Herramientas especializadas 1,632,704 26,101
TOTAL 36,777,497 8,409,769
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Por otro lado, se revisaron los montos totales de inversion realizada en el periodo 2009-2012. Estas
inversiones fueron sustancialmente menores a las proyectadas en la revision tarifaria anterior,
alrededor del 64% del monto proyectado, segiin se muestra en los Cuadros No. 20 y 21.

Cuadro No. 20
Inversiones proyectadas en la revision 2009-2013

Cuenta 2009 2010 2011 2012 SubTotal
Sistema Principal 23,639,000 665,000 35,110,000 25,839,000| 85,253,000
Planta General 6,405,000 7,471,000 2,160,000 593,000 16,629,000

Total 101,882,000

Cuadro No. 21
Inversiones realizadas 2009-2013 segiin ETESA

Cuenta 2009 2010 2011 2012 SubTotal
Sistema Principal 133,276 18,489,146 1,541,985 35,308,796 55,473,202
Planta General 1,472,338 1,290,047 3,554,706 3,363,390 9,680,481

Total 65,153,683

2.2. Base de Capital del Sistema Principal de Transmision para el periodo tarifario

Para determinar la Base de Capital correspondiente al Sistema Principal de Transmision a aplicar
durante el periodo tarifario corresponde agregar a los valores existentes al 31 de diciembre de 2012,
las inversiones y retiros previstos y las amortizaciones correspondientes.

2.2.1. Activos que se incorporan a la Base de Capital en el Periodo 2013-2017

Los activos que se incorporan a la base de capital corresponden a las inversiones del Plan de
Expansion (PESIN) para el periodo 2013 — 2017 propuesto por ETESA y aprobado por la ASEP
mediante la Resolucion AN No. 5948 del 7 de febrero de 2013.

En el cuadro No. 22 se muestra el resumen de las inversiones autorizadas. Se detallan en este cuadro
las inversiones del Sistema Principal de Transmision de largo y de corto plazo. También se han
incorporado tres proyectos adicionales que pertenecen a la elaboracion del Plan de Expansion de
Transmision del afo 2013, los cuales son requeridos para el acceso al Sistema Interconectado
Nacional de la nuevas centrales generadoras a instalarse en el area de Colon, segun fue solicitado
por ETESA en las Notas No. ETE- DTR-002-2013 fechada 29 de julio de 2013 y No. ETE-DTR-
003-2013 fechada 1 de agosto de 2013, correspondientes a la Nueva Linea Bahia Las Minas, la
Linea Panama III y la Subestacion Panama III. Adicionalmente se incorporan inversiones en
comunicaciones, planta general, estratégicas y un plan de reposicion de activos.
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Cabe destacar que los montos totales de inversion de los proyectos se activan en la base de capital
una vez puesta en servicio la obra y no de manera parcial. Para el afio 2017 se han considerado
aquellas inversiones que entran en servicio hasta el 30 de junio de 2017 inclusive.

La informacion del Cuadro No. 22 difiere de la del plan aprobado originalmente por la ASEP debido
a:

e Un ajuste en el porcentaje reconocido por Inspeccion, que paso del 3% al 5%.
e Un ajuste en la fecha de entrada de algunas obras debido a informacion provista por ETESA.

e Un cambio importante relacionado con la Tercera linea “Veladero -Llano Sanchez —
Chorrera — Panama II” en 230 kV. Esta obra estaba en el PEST 2013-2017 con una inversion
estimada de B/. 146,440,999 y segtin la empresa originalmente se financiaria con un contrato
de Leasing por lo que no impactaria en la base de capital, ya que las cuotas pactadas de ese
contrato serian consideradas como un gasto. Finalmente se efectu6 la licitacion respectiva y
se contrato de manera tradicional con un préstamo a 30 afios y con un monto
significativamente mayor. Debido a estos cambios finalmente esta inversion si entra en la
base de capital y forma parte del sistema principal de transmision, so6lo que a diferencia de
las otras inversiones del SPT, esta se asigna s6lo a la demanda, razén por la cual se la debe
mantener individualizada.
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Cuadro No. 22

Inversiones proyectadas 2013-2017 Ajustadas

, Fecha Costo  [Miles

DESCRIPCION Finalizacion de B./]
PLAN DEL SISTEMA DE TRANSMISION DE CORTO PLAZO 215.730
LINEA SANTA RITA - PANAMA 11 115 KV 31/08/2014 20.604
LINEA SANTA RITA - PANAMA Il (CHAG.-PMA 11 230 y CHAG-CAC 115) 31/08/2014 15.701
ADICION S/E SANTA RITA 115 KV 31/08/2014 2.970
ADICION S/E PANAMA I 115 KV 31/08/2014 1.933
CAPACITORES 120 MVAR S/E PANAMA 11 230 KV 15/01/2014 10.803
CAPACITORES 50 MVAR S/E PANAMA 115 KV 15/01/2014 1.781
REPOT. LINEA PANAMA - PANAMA 11 230 KV COND. ACSS 30/03/2013 1.659
NUEVA LINEA DOBLE CTO. M. NANCE - PROGRESO - FRONT 230 KV 30/11/2015 29.360
L/T MATA DE NANCE - PROGRESO (DOBLE CTO) - FRONT 230 KV* 30/11/2015 23.957
ADICION S/E MATA DE NANCE 230 KV 30/11/2015 3.431
ADICION S/E PROGRESO 230 KV 30/11/2015 1.972
AUMENTO DE CAPACIDAD LINEA MATA DE NANCE - VELADERO 230 KV 31/05/2014 1.000
SUB EL HIGO (LAS GUIAS) 2do CTO. 01/07/2014 4.992
TORRES DE EMERGENCIA 01/12/2014 264
ADICION TRANSFORMADOR T4 S/E PANAMA 350 MVA 31/08/2014 10.599
ADICION TRANSFORMADOR T3 S/E PANAMA 11 175 MVA 01/09/2015 9.954
S/E P. EOLICO EL COCO 230 KV 2 NAVES 01/06/2017 10.806
S/E LA ESPERANZA 230 KV 1 NAVE 01/06/2017 8.316
S/E 24 DE DICIEMBRE 230 KV 1 NAVE 01/06/2017 5.403
S/E CANAZAS 230 KV 1 NAVE 01/06/2017 5.403
S/E BARRO BLANCO 230 KV 1 NAVE 01/06/2017 5.403
NUEVA LINEA BAHIA LAS MINAS -PANAMA 115 Kv 01/01/2017 16.632
LINEA PANAMA Il - TELFERS 230 kV 01/01/2017 45.186
SUBESTACION PANAMA il 230 Kv 01/01/2017 27.565
35.661
SVC S/E LLANO SANCHEZ 230 KV 100 MVAR 31/08/2016 14.838
SVC S/E PANAMA Il 230 KV 200 MVAR 31/08/2016 20.823
PLAN DEL SISTEMA DE TRANSMISION DE LARGO PLAZO DEMANDA 285.458
TERCERA LINEA VEL - LLS - CHO - PANAMA 230 KV 01/01/2017 285.458
L/T VELADERO-LLANO SANCHEZ-CHORRERA-PANAMA |l DOBLE CTO. 01/01/2017 207.126
ADICION S/E VELADERO 230 KV 01/01/2017 18.119
ADICION S/E LLANO SANCHEZ 230 KV 01/01/2017 19.728
ADICION S/E CHORRERA 230 KV 01/01/2017 21.033
ADICION S/E PANAMA 230 KV 01/01/2017 9.994
COSTOS INSPECCION ETESA 01/01/2017 9.458
PLAN DEL SISTEMA DE COMUNICACIONES 7.202
REPOCISION DE RADIOS DE ENLACE DE MICROONDAS 01/12/2013 633
EQUIPAMIENTO DE ETHERNET EN BACKBONE 01/12/2013 71
EQUIPAMENTO DE MULTIPLEXORES MSAN- 01/12/2014 159
PLANTAS ELECTRICAS AUXILIARES DE RESPALDO 01/12/2014 121
INTERCONEX. POR FIBRA OPTICA DE VALBUENA, CHIMENEA Y TABOGA 01/12/2015 481
EQUIP. Y DISPOSITIVOS DE COMUNIC. INTEGRACION NUEVOS AGENTES 01/12/2015 548
AMPLIACION DE COBERTURA DE RADIO DIGITAL ASTRO 01/12/2015 2.580
REPOSICION DE BANCOS DE BATERIAS 01/12/2014 191
REPOSICION DE RECTIFICADORES 01/06/2017 609
REPOSICION DE MULTIPLEXORES BAYLY 01/12/2015 1.415
REPOSICION DE CROSCONECTORES 01/12/2014 162
REPOSICION DE CENTRAL TELEFONICA 01/12/2014 41
REPOSICION DE TORRES 01/12/2015 131
REPOSICION DE AIRES ACONDICIONADOS 01/06/2017 60
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Cuadro No. 22 (Continuacion)
Inversiones proyectadas 2013-2017 Ajustadas

p Fecha Costo [Miles
DESCRIPCION Finalizacion de B./]

PLAN DE REPOSICION 24.453
REPOSICION DE CORTO PLAZO 16.887
REPOCISION DE TRANSF. SERVICIOS AUXILIARES MATA DE NANCE 01/12/2014 49
SISTEMA DE ADQUISICION DE DATOS POR RELES 10/12/2013 46
REEMPLAZO REACTORES R1 Y R2 S/E M. NANCE 20 MVAR 16/11/2015 1.046
REEMPLAZO INTERRUPTORES S/E MATA DE NANCE 115 KV 01/06/2014 531
REEMPLAZO INTERRUPTORES S/E PANAMA 230 KV 11/09/2014 1.604
REEMPLAZO INTERRUPTORES S/E PROGRESO 230 KV 16/11/2015 1.070
REEMPLAZO CUCHILLAS MOTORIZADAS S/E PANAMA 230 KV 01/12/2015 72
REEMPLAZO CUCHILLAS MOTORIZADAS S/E PANAMA 115 KV 01/12/2015 313
REEMPLAZO CUCHILLAS MOTORIZADAS S/E CACERES 115 KV 01/12/2015 375
REEMPLAZO PARARRAYOS S/E LL. SANCHEZ 230 KV 01/12/2015 32
REEMPLAZO PTs S/E PANAMA Y MDN 230 KV 01/12/2015 325
REEMPLAZO PTs S/E PANAMA, CACERES Y CALDERA 115 KV 01/12/2015 613
REEMPLAZO HILO DE GUARDA ZONAS 1Y 3 LINEAS 230 Y 115 KV 01/12/2015 9.308
REEMPLAZO Y ADQUISICION DE PROT. DIFERENCIALES ETAPA I 01/12/2013 935
REEMPLAZO DE EQUIPO DE INYECCION SECUNDARIA 01/12/2014 157
REEMPLAZO DE PROTECCIONES S/E CHARCO AZUL 01/12/2014 60
AUTOMATIZACION DE S/E CACERES 01/12/2015 351
REPOSICION DE LARGO PLAZO 7.566
REEMPLAZO Y ADQ. DE PROT. DIFERENCIALES LINEAS 230 Y 115 KV 01/06/2017 2.449
REEMPLAZO T1 S/E MATA DE NANCE 100 MVA 01/07/2016 3.924
REEMPLAZO CUCHILLAS MOTORIZADAS S/E PANAMA Y LLS 230 KV 01/12/2016 149
REEMPLAZO CUCHILLAS MANUALES S/E PANAMA Y LLS 230 KV 01/12/2016 307
REEMPLAZO PARARRAYOS S/E PANAMA Y CHORRERA 230 KV 01/12/2016 129
REEMPLAZO PARARRAYOS S/E CACERES 115 KV 01/12/2016 19
REEMPLAZO PTs S/E PANAMA Y MATA DE NANCE 115 KV 01/06/2017 216
REEMPLAZO CTs S/E PANAMA 230 KV 01/12/2016 373
PLAN DE PLANTA GENERAL 19.239
EDIFICIO-ETESA 01/12/2015 11.300
EQUIPO DE INFORMATICA 01/12/2016 5.846
REEMPLAZO FLOTA VEHICULAR 01/12/2016 2.093
PLAN ESTRATEGICO 26.930
ADICION TRANSFORMADOR T2 S/E BOQUERON IIl 230/34.5 KV 03/03/2015 8.554
S/E SAN BARTOLO 230/115/34-5 KV 31/01/2015 18.376
TOTAL 614.673

2.2.2. Retiro de Activos

ETESA presentd informacion con respecto a los retiros de activos correspondientes al Plan de
Reposicion. En todos los casos justifican que la reposicion se realiza sobre activos cuyo valor neto
es cero o proximo a cero. Sobre tal base no se realiza ningtn ajuste adicional.

2.2.3. Ajuste de la Base de Capital por Actividades No Reguladas

Los ingresos de ETESA derivados de actividades no reguladas que tienen un caracter recurrente
seglin los balances regulatorios 2009, 2010, 2011 y 2012 representan magnitudes poco relevantes
respecto a los ingresos (inferiores al 0.5%), 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.

2.2.4. Evolucion de la Base de Capital
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En funcién de los activos reconocidos al 31 de diciembre de 2012 y las incorporaciones de activos
previstas en el Plan de Inversiones, se presenta en el Cuadro No. 23 la evolucion proyectada para la
Base de Capital, bruta y neta, del Sistema Principal de Transmision y en el Cuadro No. 24 los
correspondientes a la Planta General.

Cuadro No. 23

Activos Reconocidos del Sistema Principal de Transmision 2013-2017
Slstsma Princlipal
Activo finciuye Comunicaciones Unidades 2012, 2013 2014, 2015 2018 2017
Tasa de depreciacion activos % 3,08% 3,08% 3,08% 3,08% 3,08%
Tasa de depreciacion retiros % 2.0% 2.0% 2.0% 2.0% 2.0%
Activos brutos al comienzo del ano Miles Balboas 328.215 328.215 328215 328.215 328.245
Activos netos al comienzo del afio Miles Balboas 199.740 189.622 179.505 169.387 159.269
Depreciacion Anual Miles Balboas (10.118) (10.118), {10.118) {10.118) {10.118
Retiros Miles Balboas
Activos brutos al final del ano Miles Balboas 328.215 328.215 328.215 328.215 328.215 328.245
Activos netos al final del afio Miles Balboas 199.740 189.622 179.505 169.387 159.269 149.151
Depreciacion Acumulada Miles Balboas (128.475) (138.592) (148.710) (158.828) (168.946) (179.064),
Activos netos al final del afio (verificacién) Miles Balboas 199.740 189.622 179.505 169.387 159.269 149.151
Inversiones
Inversign anual SPT Milez Balboas 2 840 53215 53773 41,190 130,944
Inversion anual Comunicaciones 704 833 5314 159 192
Inverién anual Estrategica (no suma en la base) ) Miles Balboas - - 26,920 - -
Tasa de depreciacion % 3,0% 3,0% 3,0% 3,0% 3,0%
Activos netos al comienzo del afio Miles Balboas - 3344 57.292 114,857 152.512
Depreciacién Anual Miles Balboas - (100) (1.722) (3.494) (4.735)
Activos netos al final del ano Miles Balboas - 3.344 57.292 114.6857 152.512 278.913
Activos brutos al final del afio Miles Balboas - 3.344 57.392 116.479 157.828 288.964
Depreciacion Acumulada Miles Balboas - - {100Y {1.822) 5.318) {10.051
Activos netos al final del afio (verificacién) Miles Balboas - 3.344 57.292 114.657 152.512 278.913
ACTSPT Miles Balboas 328.215 331.558 385.807 434894 A36.043 B17.47%
ACTNSPT Miles Balboas 198.74D 192.966 236.796 284.Da4 311.781 428.D0B4
Depreciacion Miles Balboas - (10.118) {10.218) {11.840) {13.812) {14.853)

Cuadro No. 23 (Continuacion)
Activos Reconocidos del Sistema Principal de Transmision 2013-2017, asginados a la demanda

& FIins

wl

Activo /incluye Comunicaciones Unidades 2012 2013 2014 2015 20186 2017
Tasa de depreciacion activos % 3,0% 3,0% 3,0% 3,0% 3,0%
Tasa de depreciacion retiros % 2,0% 2,0% 2,0% 2,0% 2,0%
Activos brutos al comienzo del afio Miles Balboas - - - - -
Activos netos al comienzo del afio Miles Balboas - - - - -
Depreciacion Anual Miles Balboas - - - - -
Retiros Miles Balboas

Activos brutos al final del afio Miles Balboas - - - - - -
Activos netos al final del afio Miles Balboas - - - - - -
Depreciacion Acumulada Miles Balboas - - - - - -
Activos netos al final del afio (verificacion) Miles Balboas - - - - - -
Inversiones

Inversion anual SPT Miles Balboas - - - 285.458
Tasa de depreciacion % 3,0% 3,0% 3,0% 3,0% 3,0%
Activos netos al comienzo del afio Miles Balboas - - - - -
Depreciacion Anual Miles Balboas - - - - -
Activos netos al final del afio Miles Balboas - - - - - 285.458
Activos brutos al final del afio Miles Balboas - - - - - 285.458
Depreciacion Acumulada Miles Balboas - - - - - -
Activos netos al final del afio (verificacion) Miles Balboas - - - - - 285.458
ACTSPT Miles Balboas - - - - - 285.458
ACTNSPT Miles Balboas - - - - - 285.458
Depreciacion Miles Balboas - - - - - -
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Cuadro No. 24
Activos Reconocidos de la Planta General 2013-2017

Activos axlstenias | Unldacdes | 22 205 | 24 | 208 | 208 | 27
Tasa de depreciacion activos % 3.08% 3.08% 3.08% 3.08% 3.08%
Tasa de depreciacion retiros % 2.0% 2.0% 2.0% 2.0% 2.0%
Activos brutos al comienzo del afio Miles Balboas 36,777 36,777 I8, 777 38,777 38,777
Activos netos al comienzo del afio Miles Balboas 8,410 7.276 6.142 5,009 3.875
Depreciacion Anual Miles Balboas (1,134) (1,134) {1,134 1,134) {1,124
Retiros Miles Balboas

Activos brutos al final del afio Miles Balboas 38,777 36,777 36,777 777 38,777 38,777
Activos netos al final del afio Miles Balboas 8,410 7.276 6,142 5,009 3,875 2,741
Depreciacion Acumulada Miles Balboas (28,368) (29,501) (30,635) (31,769) {32,903) {34,036
Activos netos al final del afio (verificacion) Miles Balboas 8,410 7,276 6,142 5,009 3,875 2,741
Inversiones

Inversicn anual PG Miles Balboas 3,577 1,810 12,751 1,101 4,043
Tasa de depreciacion % 3.0% 3.0% 3.0% 3.0% 3.0%
Activos netos al comienzo del afio Miles Balboas - 3,577 5.280 17,869 18,426
Depreciacion Anual Miles Balboas - (107) (162) (544) (577)
Activos netos al final del ano Miles Balboas - 3,577 5,280 17,869 18,426 21,892
Activos brutos al final del afo Miles Balboas - 3,577 5,387 18,138 19,238 23282
Depreciacién Acumulada Miles Balboas - - {107) {2869) {B313) {1,380
Activos netos al final del afo (verificacion) Miles Balboas - 3,577 5,280 17,869 18,426 24,882
ACTSPT - Planta General Miles Balboas 38,777 40,354 42,184 54,915 58,018 B0,069
ACTNSPT - Planta General Miles Balboas 8,410 10,853 11,422 22,878 22,301 24,833
Depreciacion - Planta General Miles Balboas - (1,134) (1,241) {1,295) {1,678) {1,711

Cabe destacar que las inversiones pertenecientes al Plan de activos Estratégicos no se adicionan a la
base de capital del Sistema Principal de Transmision, pero si se los tiene en cuenta en los activos
eficientes utilizados para determinar los gastos de operacion y administracion.

2.3. 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 de los activos del Sistema Principal de Transmision y del Sistema de
Conexion.

ETESA present6 a la ASEP valores de VNR para sus instalaciones a diciembre de 2012. Del analisis
de costos realizado se observa un incremento excesivo del VNR respecto del valor aceptado en
2008, incluidas actualizacion e incorporaciones. Los VNR presentados por ETESA en 2012 tienen
un incremento del 65% en el caso de lineas respecto al determinado en el periodo tarifario pasado.
Algo similar sucede en el caso de subestaciones. También se observan incongruencias entre los
valores presentados por ETESA en el 2008 y en el 2012 para las mismas instalaciones, asi como
entre el VNR y el valor bruto de algunas instalaciones que ingresan al sistema en el 2011 6 2012.

En funcion de lo anterior la determinacion del VNR al 31 de Diciembre de 2012 se realizd
considerando para el caso de las lineas de transmision:
e VNR aceptado al inicio del periodo tarifario anterior,
e Incorporaciones realizadas en el periodo 2009-2012,
e Variaciones de costos 2008-2012 tanto considerando valores de referencia actualizados por
indices como comparaciones con valores resultanes de licitaciones de la propia empresa.
e Resultados de la licitacion de la Tercera Linea “Panama-Veladero”
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e 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 el Cuadro No. 25 para el SPT.

VNR Lineas Sistema Principal de Transmision al 31 Diciembre 2012

Cuadro No. 25

LINEAS DE 230 Y 115 KV DE ETESA SPT

LINEAS NUMERACION NOMBRE LiNEA ANO LONG. |CONDUCTOR| CAPACIDAD [(MVA) COSTO VNR
[km] Normal Cont. [B/km] [B/.]
230-1A/B,2A  |BAYANO - PACORA - PANAMA I 1976 68,14 636 ACSR 186,0 350,0 203531 20.001.203]
230-1C,2B  [PANAMA Il - PANAMA 1976 12,94 636 ACSR 186,0 350,0 312433 4042 882
230-3A4A  |PANAMA - CHORRERA 1978 39,00 750 ACAR 193,0 366,0 270.214| 10538354
230-3B4B  |CHORRERA - LL.SANCHEZ 1978 142,19 750 ACAR 193,0 366,0 270214  38.421.759)
LINEAS DE 230 kV 230-5A6A  |LL.SANCHEZ - VELADERO 1978 106,36 750 ACAR 193,0 366,0 270214  28.739.983]
DOBLE CIRCUITO 230-5B6B  |VELADERO - MATA NANCE 1979 84,49 750 ACAR 193,0 366,0 270.214|  22.830.399)
230-7,8 MATA NANCE - FORTUNA 1984 37,50 750 ACAR 193,0 366,0 270214  10.133.033]
230-1213  [LL.SANCHEZ - PANAMA || 2006 195,00 1200 ACAR 276,0 450,0 328323  £4.022.975)
230-14,15  [VELADERO - LL. SANCHEZ 2004 110,07 1200 ACAR 276,0 450,0 328.323| 36.138.507
230-16,17  |GUASQUTAS - VELADERO 2004 84,30 1200 ACAR 276,0 450,0 328.323| 27.677.625)
230-18,29  |GUASQUITAS - FORTUNA 2003y 2012| 16,00 1200 ACAR 276,0 450,0 328.323 5.253 167
230-20A,20B,30 |FORTUNA - CHANGUINOLA 2000y 2012 | 104,66 750 ACAR 193,0 366,0 270.214| 28280619
TOTAL 1.000,65 296.080.506]
230-9A MATA NANCE - BOQUERON Il 1986 27,00 750 ACAR 193,0 366,0 181658 4904772
LINEAS DE 230 kV 230-9B BOQUERON IIl - PROGRESO 1986 27,00 750 ACAR 193,0 366,0 181.658 4904772
CIRCUITO SENCILLO 230-10 PROGRESO - FRONTERA 1986 9,70 750 ACAR 193,0 366,0 181.658 1.762.085)
230-21 CHANGUINOLA - FRONTERA 2011 15,00 750 ACAR 304,0 450,0 181.658 2.724 873
230- XX DESVIACION FORTUNA 2012 1,50 750 ACAR 193,0 366,0 181.658 272 487
TOTAL 80,20 14.568.988|
115-1A2A  |CACERES - STA RITA 2004 46,60 636 y 1200 150,0 175,0 283.028] 13.189.127
LINEAS DE 115 kV 115-1B,2B  [STA RITA-BLM 1 2004 8,20 636 ACSR 150,0 175,0 239 625 1.485 675
DOBLE CIRCUITO 115-15,16  |MATA NANCE - CALDERA 1979 25,00 636 ACSR 93,0 175,0 239,625 5.990 626
115-3A, 38, 4A 4B [BAHIA LAS MINAS - PANAMA 1972 54,00 636 ACSR 150,0 175,0 239625  12.939.753]
TOTAL 131,80 33.605.182|
LINEAS DE 115 kV 11512 PANAMA - CACERES 1976 0,80 636 ACSR 93,0 175,0 211.483 169.186|
CIRCUITO SENCILLO 115-37 PANAMA - CACERES SUBT. 2008 0,80 750 XLPE 142,0 178,0 1.153.935 923148
TOTAL 1,60 1.092.334
TOTAL SPT 1.214,25 345.347.010)

La determinacion del VNR al 31 de Diciembre de 2012 correspondiente a los activos de

Subestaciones, se realizoé considerando:

e VNR aceptado al inicio del periodo tarifario anterior,

e Incorporaciones realizadas en el periodo 2009-2012,

Variaciones de costos 2008-2012 tanto considerando valores de referencia actualizados por
indices, como comparaciones con valores resultantes de licitaciones de la propia empresa
para los elementos principales.

Reclasificaciones de activos del Sistema de Conexion al Sistema de Transmision.

Proyectos Estratégicos: De acuerdo al Articulo 187 del Reglamento de Transmision, los
activos de proyectos estratégicos se consideran Unicamente para remunerar ADMTSPi y
OMTSPi, con lo cual debe incluirse en el VNR del SPT.

Resultados de la licitacion de la tercera linea “Panama-Veladero”

Base de costos de instalaciones propia del consultor.

En base a esos criterios se determind el VNR de los distintos componentes de subestaciones, valores

que se muestran en el Cuadro No. 26 para el SPT y No. 27 para el caso de inversiones estratégicas.
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En el cuadro No. 26 y 27 se han indicado los valores determinados por ETESA para el sistema
principal.

Cuadro No. 26
VNR Subestaciones Sistema Principal de Transmision al 31 Diciembre 2012

SUBESTACION VNR [B/.]
SUBESTACION Segin ETESA Valores
ajustados
PANAMA I Patio 230 kV 31,142,222 25,011,516
PANAMA I Patio 115 kV 17,584,845 13,783,237
PANAMA Patio 230 kV 32,535,821 25,134,571
PANAMA Patio 115 kV 25,528,522 19,533,612
CHORRERA Patio 230 kV 11,192,477 8,953,982
LLANO SANCHEZ Patio 230 kV 43,135,937 34,508,750
VELADERO Patio 230 kV 31,662,112 25,329,690
GUASQUITAS Patio 230 kV 12,568,292 10,054,634
MATA DE NANCE Patio 230 kV 31,762,357 25,654,289
MATA DE NANCE Patio 115 kV 6,817,196 5,317,413
PROGRESO Patio 230 kV 14,915,277 12,061,967
FORTUNA NAVE 3 Patio 230 kV 5,072,677 4,058,141
CHANGUINOLA Patio 230 kV 13,689,319 11,016,328
CACERES Patio 115 kV 9,444,803 7,366,946
SANTA RITA Patio 115 kV 6,699,089 5,225,290
CALDERA Patio 115 kV 7,000,790 5,460,616
TOTAL 300,751,737| 238,470,981

Cuadro No. 27
VNR Subestaciones Estratégicas al 31 Diciembre 2012

VNR [B./]
SUBESTACION : Valores
Segiun ETESA Ajustados
BOQUERON III Patio 230 kV 9.831.653 8,256,148
CALDERA Patio 115 kV 4.564.075 3,711,607
TOTAL 14,395,728 11,967,755
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2.4. Ingreso maximo permitido para el sistema principal de transmision

Los ingresos maximos permitidos a la Empresa de Transmisién para cubrir los costos del sistema
principal de transmision (IPSPTi), en el afio calendario (i) se calcularan de acuerdo con las
siguientes formulas, segtin el Articulo 187 del Reglamento de Transmision:

IPSPTi = IPSPTGyDi + IPSPTLi1

Doénde:

IPSPTGyDi = ADMTSPi + OMTSPi + (ACTSPTi + ACTNEi) *DEP% + (ACTNSPTi +
ACTNNE;i) *RRT + GAi + CEyCGCi

IPSPTL1 = ADMTSPLi + OMTSPL1 + ACTSPTLi*DEP% + ACTNSPTLi*RRT + GLi1

IPSPTi: es el valor del ingreso permitido para cubrir los costos del sistema principal de transmision
en el afo calendario (i) del periodo tarifario.

IPSPTGyDi: es el valor del ingreso permitido para cubrir los costos del sistema principal de
transmision asignados a la generacion y a la demanda.

IPSPTLi: es el valor del ingreso permitido para cubrir los costos del sistema principal de transmision
asignados totalmente a la demanda.

ADMTSPi: es el valor del ingreso permitido, para cubrir los costos de administracion en el afio
calendario (i) del periodo tarifario asignado a la generacion y a la demanda.

ADMTSP1 se obtiene de:

ADMTSPi = (ACTSPTefi + ACTNEefi) * ADMT%"*

OMTSPi: es el valor de los ingresos permitidos, para cubrir los costos de operacion y
mantenimiento del sistema principal de transmision en el afio calendario (i) del periodo tarifario,
asignado a la generacion y a la demanda.

OMTSP1 se obtiene de:

OMTSPi = (ACTSPTefi+ ACTNEefi)* OMT%"*
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ACTSPTefi: es el valor bruto de los activos fijos eficientes del sistema principal de transmision,
calculado en cada afio calendario (i) como la suma del valor nuevo de reemplazo de cada
componente del sistema principal de transmision asignados a la generacion y a la demanda.

ACTNE¢efi: es el valor nuevo de reemplazo de los activos No Eléctricos eficientes, asignados a la
generacion y a la demanda, calculado en cada afio calendario (i) como:

ACTNEgefi = %NE * ACTSPTefi

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 segin los registros
contables, considerando el valor bruto de aquellos activos incorporados mediante el mecanismo de
leasing.

ACTSPTi1: es el valor bruto de los activos fijos del sistema principal de transmision a costo original,
calculado como la suma de los valores ACTSPTI correspondientes a cada componente (1) del
sistema principal de transmision, asignados a la generacion y a la demanda, en cada afio calendario

(D).

ACTNE:: es el valor bruto contable de los activos No Eléctricos a costo original, calculado como la
suma de los valores ACTNEI correspondientes a cada componente (1) de los activos No Eléctricos
en cada afo calendario (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 el valor bruto de aquellos activos incorporados mediante el mecanismo de
leasing no debera superar un valor tope del 10%. En caso de superarlo se ajustara el valor del
ACTNE:! tal que el porcentaje resultante sea el 10%.

ACTNSPTi es el valor neto contable de los activos fijos del sistema principal de transmision a costo
original, calculado como la suma de los valores ACTNSPTI correspondientes a cada componente (1)
del sistema principal de transmision asignados a la generacion y a la demanda en cada afio
calendario (i).

ACTNNE:I: es el valor neto contable de los activos No Eléctricos a costo original, calculado como la
suma de los valores ACTNNEI correspondientes a cada componente (1) de los activos No Eléctricos
en cada afio calendario (i). En caso que se haya ajustado el valor del ACTNEi por exceder el
porcentaje del 10%, el mismo porcentaje de ajuste se aplicara a ACTNNEI.

DEPY%: la tasa lineal de depreciacion en la vida util 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.

GAi: 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 i, requeridos cuando el equipamiento de transmision eficiente estd
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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 condicidon de sistema de transmision completo y en la
condicion de sistema de transmision con elementos indisponibles, considerando la probabilidad
correspondiente.

La Empresa de Transmision deberd 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
construccion de los proyectos definidos y aprobados en el Plan de Expansion hasta un valor maximo
y que hayan sido realmente incurridos. Este valor méximo es el que fue considerado por la Empresa
de Transmision como tal, en la evaluacion econdmica 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.

CEyCGCi: los costos de los estudios que la Empresa de Transmision debe contratar para desarrollar,
cada cuatro afios el PEST, seglin 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.

ADMTSPLI: es el valor del ingreso permitido para cubrir los costos de administracion en el afio
calendario (1) del periodo tarifario, asociados a las instalaciones del sistema principal de transmision
asignadas totalmente a la demanda asi como aquellas incorporadas mediante el mecanismo de
leasing. ADMTSPLI se obtiene de:

ADMTSPLI = (ACTSPTLefi+ACTNELefi) * ADMT%"*

OMTSPLI: es el valor del ingreso permitido para cubrir los costos de operacion y mantenimiento de
las instalaciones del sistema principal de transmision asignadas totalmente a la demanda asi como de
aquellas incorporadas mediante el mecanismo de leasing, en el afo calendario (i) del periodo
tarifario. OMTSPLI se obtiene de:

OMTSPLi = (ACTSPTLefi+ACTNELefi) * OMT%"*

ACTSPTLefi: es el valor bruto de los activos fijos eficientes correspondiente a las instalaciones del
sistema principal de transmision asignadas totalmente a la demanda asi como de aquellas
incorporadas mediante el mecanismo de leasing, calculado en cada afio calendario (i) como la suma
del valor nuevo de reemplazo de cada componente del sistema de transmision asignado totalmente a
la demanda.
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ACTNELefi: es el valor nuevo de remplazo de los activos No Eléctricos eficientes, asignados
totalmente a la demanda, calculado en cada afio calendario (i) como:

ACTNELefi= %NE* ACTSPTLefi

ACTSPTLi: es el valor bruto de los activos fijos del sistema principal de transmision a costo
original, calculado como la suma de los valores ACTSPTLI correspondientes a cada componente (1)
del sistema principal de transmision, asignados totalmente a la demanda, en cada afio tarifario (i) y
de los costos indirectos realizados por la Empresa de Transmision, segun los criterios y limites
establecidos en el Articulo 184 del Reglamento de Transmision, y que corresponden a proyectos
que se desarrollen mediante el mecanismo de leasing, en cada afio calendario (i) y que no han sido
incluidos en el contrato de leasing.

ACTNSPTLi es el valor neto de los activos fijos del sistema principal de transmision a costo
original, calculado como la suma de los valores ACTNSPTLI correspondientes a cada componente
(1) del sistema principal de transmision, asignado totalmente a la demanda, en cada afio tarifario (i) y
de los costos indirectos realizados por la Empresa de Transmision, segiin los criterios y limites
establecidos en el Articulo 184 del Reglamento de Transmision, y que corresponden a proyectos que
se desarrollen mediante el mecanismo de leasing, en cada afio calendario (i) y que no han sido
incluidos en el contrato de leasing.

GL: Sumatoria de los costos anuales de los contratos de Leasing vigentes durante el periodo
tarifario. El mecanismo de leasing aplicado a la construccion de obras del sistema de transmision
tendra caracter excepcional y debera contar con la aprobacion previa de la ASEP. Al concluir el
periodo del leasing éste dejard de agregarse. La porcion de los costos indirectos tales como
inspecciodn, ingenieria, etc., asociados en que incurra ETESA y que no estén incluidos en la cuota de
leasing, se recuperara en forma similar a los otros activos equivalentes.

Los activos a considerar en cada afio calendario (i) seran los existentes considerando los criterios de
eficiencia, mas aquellos cuya incorporacion estd prevista en el Plan de Expansion del sistema de
transmision aprobado por la ASEP a la fecha de célculo del Ingreso Maximo Permitido. Para estos
propositos se revisaran las fechas indicadas en el Plan de Expansion a efectos de utilizar la fecha
prevista mas actualizada a la fecha de calculo del IPST. Los activos que ingresen resultantes del
Plan de Expansion seran considerados parcialmente, en funcidon de su fecha de entrada en operacion,
a los efectos de los célculos de rentabilidad y costos de Administracion y Operacion y
Mantenimiento correspondientes al semestre (primero o segundo) del afio calendario en que entren
en operacion.

Se debera considerar asimismo que los Activos No Eléctricos que se necesitan adicionalmente para
prestar el servicio de transmision, tales como informadtica, vehiculos, edificios, terrenos y que
forman parte del Plan de Expansion de la Planta General, serdn remunerados de acuerdo al valor
eficiente establecido como un porcentaje de los activos eléctricos.
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Cuando la Empresa de Transmision desarrolle proyectos mediante el mecanismo de Leasing, los
activos asociados formaran parte del Sistema Principal de Transmision a partir de la fecha de
entrada en operacion y estos deberdn ser identificados a fin de que sobre ellos se apliquen los cargos
previstos para aquellos activos asignados totalmente a la demanda.

Cuando el Estado desarrolle proyectos estratégicos cuyos activos son cedidos a la Empresa de
Transmision, estos formaran parte del Sistema Principal de Transmision a partir de la fecha de
entrada en operacién y estos deberan ser identificados a fin de que sobre ellos no se aplique
rentabilidad ni depreciacion y se consideren tales activos a los efectos de la determinacion de los
costos eficientes ADMTSP1 y OMTSPi.

IPSPT se calculard como el Valor Presente Neto de los valores anuales IPSPT]j correspondientes al
afo tarifario j, siendo:

IPSPTj= La suma de los IPSPTs de cada semestre que corresponde al afio tarifario j.
O en el caso que no se cuente con una subdivision semestral se calculara asi:
[PSPTj= (IPSPTi+ IPSPTi-1)/2

Donde para un afio tarifario j, el afio i y el afio i-1 son los afnos calendarios abarcados por tal afio
tarifario, y que van del 1 de julio del afio i-1 al 30 de junio del afio i.

Cuando la ASEP disponga que los costos asociados a ciertas instalaciones deban ser recuperados
mediante cargos por uso a abonar s6lo por la demanda, se debera dividir el IPSPTj en dos partes, a
saber:

e [PSPTGyD: es la parte del IPSPT que corresponde a las instalaciones cuyo costo es
compartido entre generacion y demanda. A estas instalaciones del SPT se le denominara
como Equipamiento Principal Asignado a Generacion y Demanda.

e [PSPTL: es la parte del IPSPT que corresponde a las instalaciones cuyo costo es absorbido
solo por la demanda. A estas instalaciones del SPT se le denominarda como Equipamiento
Principal Asignado Totalmente a la Demanda.

En oportunidad de cada revision tarifaria debera presentarse el IPSPTj desagregado en IPSPTGyD e
IPSPTL y también por nivel de tension.

El ingreso permitido a la Empresa de Transmision asociado a los costos del sistema principal de
transmision se recuperara mediante el cargo por el uso del sistema principal de transmision
aplicando la tarifa correspondiente.

A continuacion se detalla cada uno de los términos:
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Costos correspondientes al Sistema Principal de Transmision asignados a la Generaciony a la
Demanda

e (Costos de Administracidén y Costos de Operacidon vy Mantenimiento asociados al SPTGyD

Los ingresos permitidos para cubrir los costos de administracion ADMTSPi y los de operacion y
mantenimiento OMTSPi, asignados a la generacion y a la demanda, se obtienen de multiplicar el
valor del Comparador eficiente respectivo por los activos brutos eficientes (VNR) correspondientes
al sistema principal asignados a la generacion y a la demanda para cada afio del periodo tarifario.

e Costos en concepto de depreciacion

Los ingresos permitidos para cubrir el componente del IPSPTGyDicorrespondiente a la
depreciacion, ACTSPTi* DEP%, asignados a la generacion y a la demanda, se obtienen de
multiplicar el valor de los activos brutos de cada afio,correspondientes al SP asignados a la
generacion y a la demanda, por la tasa de depreciacion correspondiente.

e Costos en concepto de rentabilidad

Los ingresos permitidos para cubrir el componente del IPSPTi correspondiente a la rentabilidad,
ACTNSPTi *RRT%, asignados a la generacion y a la demanda, se obtienen de multiplicar el valor
de los activos netos de cada afio, correspondienes al SP asignados a la generacion y a la demanda,
por la tasa de rentabilidad.

e (Costos en concepto de Generacion Obligada

Los ingresos permitidos para cubrir el componente del IPSPTi correspondiente a la generacion
obligada, GA ya fueron presentados en el numeral 1.6 de este informe.

e Costos en concepto de estudios del PEST vy por gestion de compra de potencia y energia

Los ingresos permitidos para cubrir el componente del IPSPTGyDi correspondiente a los costos del
estudio del PEST y los costos incurridos por ETESA para la gestion de compra de potencia y
energia, CEyCGCi, ya fueron presentados en el numeral 1.7 de este informe.

Costos correspondientes al Sistema Principal de Transmision asignados totalmente a la Demanda

e Costos de Administracién y Costos de Operacion y Mantenimiento asociados al SPT asignado
totalmente a la demanda

Los ingresos permitidos para cubrir los costos de administracion ADMTSPLIi y los de operacion y
mantenimiento OMTSPL1 asignados totalmente a la demanda, se obtienen de multiplicar el valor del
Comparador eficiente respectivo por los activos brutos eficientes (VNR) correspondientes a aquellas
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inversiones asignadas totalmente a la demanda. En este caso particular corresponden a los costos de
la tercera linea “Veladero — Panama I1”, presentados en el numeral 1.5 de este informe.

e (Costos en concepto de depreciacion

Los ingresos permitidos para cubrir el componente del IPSPTLi correspondiente a la depreciacion,
ACTSPTLi* DEP% asignados totalmente a la demanda, se obtienen de multiplicar el valor de los
activos brutos de cada afio asignados totalmente a la demanda, por la tasa de depreciacion
correspondiente.

e Costos en concepto de rentabilidad

Los ingresos permitidos para cubrir el componente del IPSPTLi correspondiente a la rentabilidad,
ACTNSPTLi *RRT asignados totalmente a la demanda, se obtienen de multiplicar el valor de los
activos netos de cada afio asignados totalmente a la demanda, por la tasa de rentabilidad.

El Ingreso anual por afio calendario, y por afo tarifario, relacionado con el Sistema Principal de
Transmision es el resultado de la suma de todos los componentes determinados en los puntos
anteriores. El mismo se muestra en el Cuadro No. 28. En la primera parte del mismo se han
reproducido los valores, o parametros base, necesarios para el calculo y en la segunda los
componentes del IMP respectivos.
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Cuadro No. 28
Ingreso Maximo Permitido para el Sistema Principal de Transmision. Periodo 2013-2017
(En miles de Balboas)

EMPRESA DE TRANSMISION ELECTRICA S.A.
PARAMETROS Y VALORES UTILIZADOS EN EL CALCULO DE LOS INGRESOS MAXIMOS PERMITIDOS
(Miles de Balboas de Diciembre de 2012)

PARAMETROS UNIDAD 2012 2013 2014 2015 2016 2017
OMT % 2.03% 2.03% 2.03% 2.03% 2.03%
IADMT % 0.78% 0.78% 0.78% 0.78% 0.78%
Tasa depreciacion nuevas inversiones % 3.00%
RRT % 7.90%
ACTIVOS RECONOCIDOS (al final del afio)
ACTSPT (Activo bruto Sistema Principal) +PG B/.MILES 364,992 371,913 427,772 499,609 542,060 677,238
[ACTSPTL(Activo bruto SP asignado a la Demanda. Solo parte de ETESA) - - - - - 285,458
ACTCT (Activo bruto Conexion) B/.MILES 21,486 29,937 37,734 37,734 37,734 37,734
ACTH (Activo bruto Hidro. Remanente) B/.MILES 2,001 2,001 2,001 2,001 - -
ACTNSPT(Neto Sistema Principal) + PG B/.MILES 208,150 203,819 248,218 306,921 334,081 452,697
ACTNSPTL(Neto Sistema Principal asignado Demanda) - - - - - 285,458
ACTNTC( Neto Conexién) B/.MILES 8,608 16,294 23,074 21,822 20,571 19,319
ACTNH (Neto Hidro. Remanente; B/MILES 269 199 129 59 - =
ACTIVOS EFICIENTES (al final del afio - VNR)
ACTSPTef (Sistema Principal) B/.MILES 661,204 668,125 723,983 822,751 865,202 1,000,380
[ACTSPTLef (Sistema Principal asignado a la demanda) B/.MILES - 285,458
ACTCTef (Conexion) B/.MILES 53,944 62,395 70,192 70,192 70,192 70,192
ACTIVOS INCORPORADOS PARCIALMENTE
ACTSPTef (Sistema Principal) (Primer Semestre) B/.MILES 553 6,580 12,132 52 47,678
[ACTSPTef (Sistema Principal) (Segundo Semestre) B/.MILES 1,268 23,806 25,027 17,387 63,439
ACTSPTLef(Asignado a la demanda) (Primer Semestre) B/.MILES - - - - 142,729
ACTSPTLef(Asignado a la demanda) (Segundo Semestre) B/.MILES - - - - 142,729
ACTCTef (Conexién) B/.MILES - - - - -
ACTCTef (Conexién) B/.MILES 1,402 3,899 - - -
i 2012 2013 2013 2014 2014 2015 2015 2016 2016 2017 2017

INGRESOS MAXIMOS PERMITIDOS Sem 1 Sem 2 Sem 1 Sem 2 Sem 1 Sem 2 Sem 1 Sem 2 Sem 1 Sem 2
EQUIPAMIENTO PRINCIPAL 23,416 24,015 24,310 26,671 28,447 30,215 31,825 34,202 40,411 42,572
Operacion y Mantenimiento B/.MILES 6,722 6,737 6,915 7,265 7,595 7,856 8,352 8,704 9,750 10,070
Administracion B/.MILES 2,583 2,589 2,657 2,791 2,918 3,019 3,209 3,344 3,746 3,869
Depreciacion B/.MILES 5,642 5,664 5,927 6,444 6,931 7,318 7,647 8,167 9,712 10,185
Rentabilidad sobre Activos B/.MILES 8,266 8,322 8,571 9,932 10,763 11,782 12,128 13,497 16,963 18,208
Generacion Obligada B/.MILES 203 203 203 203 203 203 203 203 203 203
Estudio PEST y por gestién de compra de potencia y energia 501 38 38 38 38 288 288 38 38
EQUIPAMIENTO ASOCIADO TOTALMENTE A LA
DEMANDA - - - - - - - - 19,568 19,568
Operacion y Mantenimiento B/.MILES - - 2,897 2,897
|Administracion B/.MILES - - 1,113 1,113
Depreciacion B/.MILES 4,282 4,282
Rentabilidad sobre Activos B/.MILES 11,276 11,276
ICONEXION 1,480 1,672 2,029 2,564 2,523 2,523 2,474 2,474 2,425 2,425
Operacion y Mantenimiento B/.MILES 548 576 633 712 712 712 712 712 712 712
|Administracion B/.MILES 210 221 243 274 274 274 274 274 274 274
Depreciacion B/.MILES 382 424 509 626 626 626 626 626 626 626
Rentabilidad sobre Activos B/.MILES 340 451 644 952 911 911 862 862 813 813
SERVICIO DE OPERACION INTEGRADA 4,020 5,448 4,876 5,168 8,117 5,122 5,387 5,770 5,875 5,133
Centro Nacional de Despacho B/.MILES 2,368 3,763 3,087 3,454 3,516 3,067 3,002 3,687 3,207 3,058
Hidrometeorologia B/.MILES 1,652 1,685 1,789 1,715 4,600 2,055 2,385 2,083 2,668 2,076
TOTAL B/.MILES 28,916 31,135 31,215 34,403 39,087 37,861 39,686 42,446 48,710 50,129

3. SISTEMA DE CONEXION

3.1. Base de Capital del Sistema de Conexion

La Base de Capital correspondiente al S

tema de Conexion para cada afio del periodo tarifario
2013-2017 resulta de la suma de los valores eficientes al inicio del periodo mas las inversiones,
retiros y depreciaciones correspondientes a los afios del periodo tarifario. Es decir, resulta de la
suma de los siguientes componentes:

e Activos del Sistema de Conexion 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.

e Los activos del Sistema de Conexion que se incorporan en el periodo tarifario, de acuerdo al
Plan de Inversiones de ETESA.
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e Los retiros de activos previstos por ETESA.
e Las depreciaciones correspondientes al periodo.

El cuadro siguiente se presenta el valor de los activos de transmision correspondientes al
Sistema de Conexioén al 31 de diciembre de 2012, de acuerdo a la informacion contable
presentada por ETESA:

Cuadro No. 29
EMPRESA DE TRANSMISION, S.A.
BIENES E INSTALACIONES EN SERVICIO
AL 31 DE DICIEMBRE DE 2012

ACTIVO FIJO

(Balboas)

COSTO DEPRECIACION VALOR NETO

CONEXION

22,083,771

12,999,160

9,084,611

SUBESTACIONES 18,875,017 11,014,105 7,860,912
230 KV 4,390,400 39,078 4,351,322
PATIO 230 KV LLANO SANCHEZ (2 CUCHILLAS MOTORIZADAS

DE 230 KV Y 2 TRFOS 230/115/34.5 KV) 1,908,033 27,258 1,880,775
PATIO 230 KV-CHORRERA (3 INTERRUPTORES DE 230KV Y 2

TRAFOS 230/115/34.5 KV) 2,482,368 11,821 2,470,547
115 KV 6,667,084 5,609,096 1,057,988
PATIO 115 KV-CHARCO AZUL 1,336,008 1,185,944 150,064
PATIO 115 KV-LLANO SANCHEZ 4,361,554 3,530,685 830,870
PATIO 115 KV-PROGRESO 969,521 892,467 77,055
34.5 KV 7,817,533 5,365,931 2,451,602
PATIO 34.5 KV-CHORRERA 5,198,137 4,292,182 905,956
PATIO 34.5 KV-LLANO SANCHEZ 782,344 524,885 257,459
PATIO 34.5 KV-MATA DE NANCE 455,155 148,507 306,648
PATIO 34.5 KV-PROGRESO 476,977 340,029 136,948
PATIO 34.5 KV-CHANGUINOLA 904,919 60,327 844,592
LINEAS

115 KV 3,208,754 1,985,055 1,223,699
L/T 115 KV-CALDERA-ESTRELLA-17 562,710 348,557 214,153
L/T 115 KV-CALDERA-LOS VALLES-18 787,490 110,044 677,446
/T 115 KV-CALDERA-PAJA DE SOMBRERO-19 41,700 38,572 3,128
/T 115 KV-PROGRESO-CHARCO AZUL-25 1,816,854 1,487,882 328,972

3.1.1. Base de Capital inicial del Sistema de Conexion

La Base de Capital inicial (al 31 de diciembre de 2012) correspondiente al Sistema de Conexion
resulta de la suma de los valores eficientes aceptados al inicio del anterior periodo tarifario mas las
inversiones, retiros y depreciaciones correspondientes a los afios del mismo (2009-2012).

En la revision 2009-2013 se determind una base inicial al 31 de Diciembre de 2008 diferente a la
indicada por la contabilidad regulatoria de ETESA, reducida en base a criterios de eficiencia. A esta
base regulatoria se le aplicé un descuento de B/. 597,616 en el periodo 2001-2004 por revision de
costos indirectos.

El Cuadro No. 30 muestra el ajuste realizado aplicado a la cuenta Equipo de Subestaciones ya que el
ajuste se realizd sobre el costo indirecto de una subestacion.
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Cuadro No. 30
Ajuste aplicado a la Base contable de ETESA del 31 de Diciembre 2008
para los activos del Sistema de Conexion

Base contabilidad ETESA Base ajustada
ACTIVO FIJO Base Bruta | Dep. Acum. Ajuste 2001-2004 Ajuste 2005-2009 Base Bruta | Dep. Acum.
CONEXION 31-Dic-08 31-Dic-08 Bruto D. Acum. Bruto D. Acum. 31-Dic-08 31-Dic-08

TERRENOS 770,837 0 770,837 0
EDIFICIOS Y MEJORAS 138,192 86,139 138,192 86,139
SERVIDUMBRE 8,592 1,227 8,592 1,227
EQUIPO ELECTRICO AUXILIAR 283,334 146,246 283,334 146,246
EQUIPO DE SUBESTACIONES 7,436,424 3,567,967 - 597,616 - 76,285 6,838,808 3,491,682
TORRES Y ACCESORIOS 2,456,587 1,433,382 2,456,587 1,433,382
CONDUCTORES AEREOS Y ACCESORIOS 825,937 301,106 825,937 301,106
TRANSFORMADORES DE LINEAS 11,480,189 6,112,467 11,480,189 6,112,467
EQUIPO DE PROTECCION, CONTROL Y 229,827 170,403 229,827 170,403

23,629,919 11,818,937 -597,616 -76,285 0 0 23,032,303 11,742,652

En el Cuadro No. 31, parte a, se muestra el evolucion de la base bruta y neta para el periodo 2009-
2012 teniendo en cuenta la base inicial, las inversiones, los retiros y los ajustes o reclasificacioness
producidos en el periodo. En la parte b del mismo cuadro se presenta un detalle de las adiciones por
afio y cuenta para el Sistema de Conexion.
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Cuadro No. 31
a) Evolucion de la Base Bruta y Neta 2009-2012

Base Bruta | Base Neta | Adiciones Retiros Ajustes | Base Bruta | Base Neta
31-Dic-08 | 31-Dic-08 2009 2009 2009 31-Dic-09 | 31-Dic-09
| Conexion | 23,032,303| 11,280,652 0 0] -796473 22235830| 10,113,586
Base Bruta | Base Neta | Adiciones Retiros Ajustes | Base Bruta | Base Neta
31-Dic-09 | 31-Dic-09 2010 2010 2010 31-Dic-10 | 31-Dic-10
| Conexion 22,235,830 10,113,586 0 138,829 0 22,097,001 8,751,241
Base Bruta | Base Neta | Adiciones Retiros Ajustes Base Bruta | Base Neta
31-Dic-10 | 31-Dic-10 2011 2011 2011 31-Dic-11 | 31-Dic-11
| Conexion | 22,097,001 8,751,241 0 0 0 22,097,001 7,956,081
Base Bruta | Base Neta | Adiciones Retiros Ajustes | Base Bruta | Base Neta
31-Dic-11 | 31-Dic-11 2012 2012 2012 31-Dic-12 | 31-Dic-12
Conexion | 22,097,001 | 7.956,081| 4,609,762 0] -3220,609 21 486,154| 8,607,546
Cuadro No 31 Continuacion
b) Capitalizaciones 2009-2012 para el Sistema de Conexion (Balboas)
CUENTAS SISTEMA
CONEXION 2009 2010 2011 2012
Terrenos 0 0 0 0
Edificios y mejoras 0 0 0 0
Servidumbre 0 0 0 0
Equipo eléctrico auxiliar 0 30,509 0 0
Equipo de subestaciones 0 0 0 0
Torres y accesorios 0 0 0 0
Conductores aéreos y accesorios 0 0 0 0
Transformadores de lineas 0 108,320 0 4,609,762
Equipo de proteccion, control y 0 0 0 0
TOTAL 0 138,829 0 4,609,762

Es importante destacar que en el afio 2012 ETESA realizé una reclasificacion de activos desde la

cuenta Conexion hacia el Sistema Principal por un monto de B/. 5,220,609, lo que produce una

disminucién de los valores brutos y netos de la cuenta Conexion a diciembre de 2012,
correspondientes al traspaso de los activos del Patio 115 kV- Panama II que incluy? las salidas en
115 kV Panama-Loceria y el Patio 230 kV Panamé II que incluy6 tres interruptores y dos
transformadores.
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El siguiente cuadro presenta el valor total de los activos de ETESA, correspondientes al Sistema de
Conexion, al 31 de diciembre de 2012, de acuerdo a la informacion contable:

Cuadro No. 32
Base Bruta y Neta del Sistema de Conexion a Diciembre 2012 (Balboas)

CUENTAS SISTEMA CONEXION | @B | Base et
Terrenos 770,837 770,837
Edificios y Mejoras 138,192 36,260
Servidumbre 8,592 6,383
Equipo Eléctrico Auxiliar 219,682 85,890
Equipo de Subestaciones 4,921,135 1,340,692
Torres y Accesorios 2,037,751 400,596
Conductores aéreos y accesorios 407,101 59,469
Transformadores de Lineas 12,821,846 5,907,254
Equipos de Proteccion y Control 161,017 166
TOTAL 21,486,154 8,607,546

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

Para determinar la Base de Capital correspondiente al Sistema de Conexion a aplicar durante el
periodo tarifario corresponde agregar a los valores existentes al 31 de diciembre de 2012, las
inversiones y retiros previstos y las amortizaciones correspondientes.

3.1.2.1.  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 Expansion (PESIN) para el periodo 2013 — 2017 propuesto por ETESA y
aprobado por la ASEP y se muestran en el Cuadro No. 33.

3.1.2.2.  Retiro de Activos
No se han previsto retiros de activos del sistema de Conexion para el periodo 2013-2017.
3.1.2.3.  Evolucion de la Base de Capital

En funcién de los activos al 31 de diciembre de 2012 reconocidos y las adiciones previstas para el
periodo 2013-2017, se presenta en el Cuadro No. 34 la evolucion proyectada para la Base de Capital
del Sistema de Conexion de Transmision:
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Cuadro No. 33
Inversiones proyectadas 2013-2017

: Afio de Costo [Miles
DESCRIPCION Finalizaci6n de B./]

PLAN DEL SISTEMA DE CONEXION

S/E EL HIGO (LAS GUIAS) 1ra NAVE 230 KV 01/07/2014 7.797

ADICION T3 S/E LLANO SANCHEZ 100 MVA 31/10/2013 4185

ADICION T3 S/E CHORRERA 100 MVA 30/12/2013 4266

REEMPLAZO T1 S/E LLANO SANCHEZ 100 MVA 31/01/2015 4134

REEMPLAZO T2 S/E CHORRERA 100 MVA 31/01/2015 4134

REEMPLAZC TT2 S/E CHORRERA (ATERRIZAJE) 31/01/2015 176

REEMPLAZC INTERRUPTORES S/E LLANO SANCHEZ 115 KV 01/06/2014 157

REEMPLAZC INTERRUPTORES S/E LLANO SANCHEZ 34 5 KV 01/06/2014 123

REEMPLAZC INTERRUPTORES S/E MATA DE NANCE 34.5 KV 01/06/2014 123

REEMPLAZC INTERRUPTORES S/E PROGRESO 34.5 KV 16/11/2015 434

REEMPLAZC CUCHILLAS MOTORIZADAS S/E LL. SANCHEZ 115 KV 01J12/2016 47

REEMPLAZO CUCHILLAS MANUALES S/E LL. SANCHEZ 115 KV 01/12/2016 143

REEMPLAZO PARARRAYOS S/E LLANO SANCHEZ 115 Y 34.5 KV 01/12/2015 37

REEMPLAZQO PTs S/E LL. SANCHEZ 115y 34.5 KV 01/12/2014 89

REEMPLAZC PTs S/E PROGRESO 34.5 KV 01/12/2015 97

REEMPLAZC PTs S/E MATA DE NANGE 34.5 KV 01/12/2016 44

REEMPLAZC CTs S/E LLANO SANCHEZ 115Y 34.5 KV 01/12/2014 821

TOTAL 26.857

Cuadro No. 34
Activos Reconocidos del Sistema de Conexion 2013-2017

Activos existentes Unidades 2012 2013 2014 2015 2016 2017
Tasa de depreciacion % 3,56% 3,56% 3,56% 3,56% 3,56%
Tasa de depreciacion retiros % 2,0% 2,0% 2,0% 2,0% 2,0%
Activos brutos al comienzo del afio Miles Balboas 21.486 21.486 21.486 21.486 21.486
Activos netos al comienzo del afio Miles Balboas 8.608 7.843 7.079 6.315 5551
Depreciacién Anual Miles Balboas (764) (764) (764) (764) (764)
Retiros Miles Balboas
Activos brutos al final del afio Miles Balboas 21.486 21.486 21.486 21.486 21.486 21.486
Activos netos al final del afio Miles Balboas 8.608 7.843 7.079 6.315 3.591 4.787
Depreciacion Acumulada Miles Balboas (12.879) (13.643) (14.407) (15.171) (15.935) (16.699)
Activos netos al final del afio (verificacién) Miles Balboas 8.608 7.843 7.079 6.315 5.551 4,787
|Inversiones
Inversion anual Miles Balboas 8.431 7.797 - - -
Tasa de depreciacion % 3.0% 3.0% 3.0% 3.0% 3.0%
Activos netos al comienzo del afio Miles Balboas - 8451 15994 15.507 15.020
Depreciacion Anual Miles Balboas - (254) (487) (487) (4B7)
Activos netos al final del afio Miles Balboas - 8.451 15.994 15.507 15.020 14.532
Activos brutos al final del afio Miles Balboas - 8.451 16.248 16.248 16.248 16.248
Depreciacion Acumulada Miles Balboas - - (254) (741) (1.228) (1.7186)
Activos netos al final del afio (verificacion) Miles Balboas - 8.431 13.994 135.507 15.020 14.332
ACTCT Miles Balboas 21.4386 29.937 37.734 37.734 37.734 37.734
ACTNCT Miles Balboas 8.608 16.294 23.074 21.822 20.571 19.319
|Depreciacién Miles Balboas - (764) (1.018) (1.252) (1.252) (1.252)

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

La determinacion del VNR al 31 de Diciembre de 2012 se realiz6 considerando:

e Para Lineas y Subestaciones
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v" VNR determinado al inicio del periodo tarifario anterior
v" Incorporaciones realizadas en el periodo 2009-2012

v" Variaciones de costos 2008-2012
v' Base de costos de instalaciones propia

En base a esos criterios se determin6 el VNR de los distintos componentes de lineas y subestaciones,
valores que se muestran en los cuadros No. 35 y 36, respectivamente. En el cuadro No. 35 se
indican los valores determinados por ETESA para el sistema de conexion.

Cuadro No. 35
VNR Subestaciones Sistema de Conexion al 31 Diciembre 2012
VNR [B/.]
VNR segiin
SUBESTACION ETESA Valores ajustados
VNR

total Transformadores | MVA | VNR Salidas

CHORRERA Patio 230kV 13,042,511 10,563,754 6,033,102 100 4,530,653
CHORRERA Patio 34kV 7,793,258 6,078,741 6,078,741
LLANO SANCHEZ Patio 230kV 13,408,583 10,902,426 10,713,214 240 189,212
LLANO SANCHEZ Patio 115kV 6,487,435 5,060,199 5,060,199
LLANO SANCHEZ Patio 34kV 2,558,971 1,995,998 1,995,998
MATA DE NANCE Patio 34kV 6,333,147 4,939,855 4,939,855
PROGRESO Patio 115kV 1,536,663 1,198,597 1,198,597
PROGRESO Patio 34kV 4,707,025 3,671,479 3,671,479
CHANGUINOLA Patio 115kV 145,700 113,646 113,646
CHANGUINOLA Patio 34kV 2,073,363 1,617,223 1,617,223
CHARCO AZUL Patio 115 kV 1,752,853 1,367,225 1,095,162 24 272,063
TOTAL 59,839,509 47,509,143 17,841,478 364 29,667,665

Cuadro No. 36

VNR Lineas Sistema de Conexion al 31 Diciembre 2012

LINEAS DE 230 Y 115 KV DE ETESA CONEXION

LINEAS NUMERACION NOMBRE LiNEA ARO LONG. |CONDUCTOR| €OSTO VNR

[km] [B/km] [8/.]
115-17 CALDERA - LA ESTRELLA 1979 5.80 636 ACSR 127,468 739,315
LINEAS DE 115 kV 115-18 CALDERA - LOS VALLES 1979 2.00 636 ACSR 127,466 254,932
CIRCUITO SENCILLO 115-19 CALDERA - PAJA DE SOMBRERO| 1982 0.50 636 ACSR 127,472 63,736
115-25 PROGRESO - CHARCO AZUL 1988 30.00 636 ACSR 127,468 3,824,045
TOTAL 38.30 4,882,028
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3.3. 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 conexion 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.

ACTNCTi: 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.

DEPY%: la tasa lineal de depreciacion en la vida util 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.

. Costos de Administracion y Costos de Operacion y Mantenimiento

Los ingresos permitidos para cubrir los costos de administracion ADMCTi y los de operacion y
mantenimiento OMTCTi se obtienen de multiplicar el valor del Comparador eficiente respectivo,
por los activos brutos eficientes (VNR) correspondientes al sistema de conexion.

. Costos en concepto de depreciacion

Los ingresos permitidos para cubrir el componente del IPCTi correspondiente a la depreciacion,
ACTCTi* DEP%, se obtienen de multiplicar el valor de los activos brutos de cada afio,
correspondientes al sistema de conexion, por la tasa de depreciacion correspondiente.
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. Costos en concepto de rentabilidad

Los ingresos permitidos para cubrir el componente del IPCTi correspondiente a la rentabilidad,
ACTNCTi * RRT, se obtienen de multiplicar el valor de los activos netos de cada afio por la tasa de
rentabilidad.

El Ingreso anual por afio calendario y por afio tarifario relacionado con el sistema de conexion es el
resultado de la suma de todos los componentes determinados en los puntos anteriores. El mismo se
muestra en el Cuadro No. 39.

Al igual que en el caso del Sistema Principal, en la primera parte del mismo se han reproducido los
valores, o parametros base, necesarios para el céalculo y en la segunda los componentes del IMP
respectivos.

Cuadro No. 39
Ingreso Maximo Permitido para el Sistema de Conexion. Periodo 2013-2017

[PARAMETROS UNIDAD 2012 2013 2014 2015 2016 2017
OMT % 2,03% 2.03% 2.03% 2,03% 2,03%
ADMT g 0,78% 0,78% 0,78% 0,78% 0,78%
Tasa depreciacién nuevas ir i e 3,00%
RRT % 7.80%
ACTIVOS RECONOCIDOS (al final del ano)
|ACTCT{Activo bruto Conexion) B/ MILES 21.485 29.937 37734 37.734 37.734 37734
IACTNTC( Neta Conexion) BI.MILES 8.603 16.284 23.074 21.822 20.571 18318
ACTIVOS EFICIENTES (al final del afio - VNR)
IACTCTef (Conexion) B/ MILES 53.044 §2.395 70192 70192 70.192 70,192
ACTIVOS INCORPORADOS PARCIALMENTE
ACTCTef (Conexidn) B/.MILES - - -
ACTCTef (Conexion) BI.MILES 1.402 3.899 -
; 2z 2013 2013 2014 2014 2013 2013 2016 2016 2017 2017
INGRESDE MAXIMOS PERMITIDOS Sem 1 Som 2 semd4 | Sem2 | Sem1 Sem?2 | Semd Sem 2 Sem 1 Sem 2
CONEXION 1.480 1672 2.029 2564 2523 2523 2474 2.474 2425 2425
(Jperacion y idantenimienin BIMILES 548 578 633 72 72 712 712 712 712 712
Administracion BI.MILES 210 221 243 274 274 74 274 274 74 274
Depreciacién B/ MILES 382 424 509 626 626 626 626 626 G26 626
Rentabilidad sobre Activos BIL.MILES 340 451 644 952 911 a1 862 862 813 813

3.4 Calculo del Coeficiente de Adaptacion para los activos de conexion

Tal como lo prevé el Reglamento de Transmision, a fin de calcular luego los cargos por conexion,
resulta necesario calcular el Coeficiente de Adaptacion de los Activos de Conexion FA. Segin el
Reglamento de Transmision este coeficiente resulta del cociente entre el valor presente del ingreso
maximo permitido por cargos de conexion para el periodo tarifario (IPCT) y el del valor presente del
ingreso maximo permitido por cargos de conexion asociado al valor nuevo de reemplazo para el
periodo tarifario (IPCTvnr). Los valores resultantes se muestran en el Cuadro No. 40.

Cuadro No. 40
Coeficiente de Adaptacion de los Activos de Conexion 2013-2017

Sistema de conexién

IPCT [Miles de B/.] 15.976
IPCvnr [Miles de B/.] 31.758
FA 0,5031
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PARTE II: INGRESO MAXIMO PARA CUBRIR LOS COSTOS DEL SERVICIO DE
OPERACION INTEGRADA

CAPITULO I: REVISION Y REDEFINICION DE LA EMPRESA COMPARADORA DEL
CND

1. EMPRESAS COMPARADORAS PARA EL CND

En la etapa de analisis de las comparadoras, el primer inconveniente es que resulta imposible tener
informacion de memorias y balances de CAMMESA (seleccionada como empresa comparadora del
CND en periodos tarifarios anteriores), lo cual imposibilita considerar a ésta dentro de las
comparadoras posibles. En funcion de ello se realizd un andlisis Operador-Transportista de las
siguientes empresas:

1.1. XM-ISA de Colombia
1.2. COES-SINAC — REP de Peru
1.3. CDEC-SIC — TRANSELEC de Chile.

Para la determinacion de los comparadores, se estudiaron como casos de referencia a las empresas
XM (Colombia), COES(Pert1) y CDEC-SIC (Chile) cuyas relaciones del total de gastos (de personal
y otros) respecto al gasto medio en personal a costos del transportista se llega a la conclusion de que
en las situaciones mas eficientes de estos porcentajes oscilan entre el 217.7% para XM en 2012,
214.9 — 224.4% para el COES en 2008-2011 y 214.4% para el CDEC-SIC en 2010.

En funcion de lo anterior resulta razonable adoptar un valor préximo a los valores mas eficientes
observados, para aplicar al CND. Asi se propone para el CND un valor del 215%.

Los porcentajes a reconocer son:

e 47% para el gasto de personal medio respecto al valor medio de ETESA,
e 46.3% por sobre los gastos de personal del CND para contemplar los otros gastos necesarios
para el funcionamiento del CND (excluidas las inversiones).

El analisis detallado se muestra en el ANEXO III de este informe.

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

Los ingresos maximos permitidos a la Empresa de Transmision para recuperar los costos por el
Servicio de Operacion Integrada en el afio calendario (i) se calculan de acuerdo con la siguiente
formula:

IPSOIi = IPCNDi + IPHMi

Donde:
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IPCNDi: Es el ingreso asignado al Centro Nacional de Despacho para el afio 1
IPHMi: Es el ingreso asignado al servicio de Hidrometeorologia para el afio 1.

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

1. Ingreso permitido para cubrir los costos del Centro Nacional de Despacho

El Ingreso Permitido para cubrir los costos del CND, IPCNDi, resulta de la suma de los costos
operativos anuales y la componente anual correspondiente a inversiones prevista para el periodo
tarifario.

En el ANEXO III de este informe se realiza el analisis sobre la gestion del CND y el estudio para
determinar los montos previstos para cubrir los costos operativos eficientes del CND.

1.1 Ingreso maximo permitido para cubrir los costos operativos anuales

Del analisis realizado resulta que si bien no hay un patrén de referencia para establecer los
porcentajes buscados, si lo hay para el total. Por ejemplo en la revision tarifaria anterior se fijo que
el total de gastos del CND (para una cantidad dada de personal) era:

Gasto total CND = Cantidad de personal del CND x Gasto medio de personal de ETESA x 1.47 x 1.37
Gasto total CND = Cantidad de personal del CND x Gasto medio de personal de ETESA x 2.0139

En los casos analizados como posibles referencias, si bien no se ha encontrado un patréon comun de
porcentajes parciales incluso dentro del mismo caso, si se ha encontrado que los valores mas
eficientes resultan del tipo:

Gasto total Encargado Despacho = Cantidad de personas x Gasto medio de personal del transportista x
2.143

En funcioén de ello, y de los resultados mostrados por el CND en su gestion, se propone determinar
el gasto total del CND asi:

Gasto total CND = Cantidad de agentes CND x Gasto medio de personal de ETESA x 2.15

En el Cuadro No. 41 se reproduce el resumen final con los valores determinados.
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Cuadro No. 41
Centro Nacional de Despacho
Total Gastos propuesto por Aiio

Cougepto Al l
2013-S1 2013-52 2014-51 l 2014-S2 l 2015-S1 | 201552 | 2016-S1 l 2016-52 , 2017-81 | 2017-52 I
Comitidiad total e personss payee pren el CXD 3] 3 | ?ﬂ 7§ 3 o | T | E] a3
Uit meresl pramedio par parsne ETES A [BUines] (=l . o - - - 5 o 2 - 2 g
i dopusvensl) 2307 2380 233 2s03 2send  zsend|  2sead]  2semd| 2mmd] 2360
Sokoe custa ol CD [95] 47 FE | 5 7 I 47 7 47 | 7]
(Costa mensudl picmedlo por pewond CND [BLdues] (Soke]  gq0] 5 T Y L T arel|  sasd  smd o
[Gastes umites de] D e persand [B] 1468 1 Lie0sTq  13eosne] L 16550|  Lotaasl] Letesst] Luingsi| 1519357
Hm‘uﬁ;l? suboe Gestus de Peransl reowoclics pas ofzes| 163 5.4 1653 3 a5 463 463 63 63 a5
Ol st suwales [B4] sm|  sm wimal  omiem|  miow|  mow|  mese|  meas]  masi]  eman
TOTAL GASTOS A RECOXDCER AL CXD [BA] Liaraes|  aadnved  zaanssi  zoizess] zaveasy]  2amae] 2eeaw] zseaw] amesnd  2assny
Alguilass [B/] B T B 320 58
TOVALANUAL )] 2a0n7es| 2s67730]  2ssases] 2%a2ee| 2oveses] 2evesss] 2seasea| 2seismd| amdaend] 2e2men

En el ANEXO III se detallan las cantidades de personal y salarios medios para ETESA
(Transmision, Conexion, Administracion), vigentes al 29 de enero de 2013 segun informacion
proporcionada por ETESA.

1.2 Inversiones requeridas por el CND

Tal como lo prevé el Reglamento de Transmision, las inversiones requeridas por el CND deben ser
reconocidas como gastos y recuperadas en el mismo periodo tarifario.

El CND presentd, en concepto de plan de inversiones para el periodo 2013-2017, en realidad dos
planes: Uno de Inversiones en elementos de la red y otro de Fortalecimiento del CND, el cual
incluye bésicamente elementos de hardware y software.

Un primer elemento a destacar en forma general, es que la documentacion que sustenta ambos
planes es escasa, incompleta y carece de los sustentos minimos necesarios, especialmente en el caso
del Plan de Fortalecimiento. En la documentacion adjuntada al Plan de Inversiones no se aprecia que
el mismo cumpla totalmente con lo previsto en el Reglamento de Transmision. No obstante, ambos
planes fueron considerados y ajustados teniendo en cuenta costos eficientes cuando ello ha sido
posible.

En términos mas concretos los ajustes al plan de inversiones solicitado se deben a razones diversas,
mereciendo destacarse:

o Falta de informacion sobre los proyectos que permitan identificar claramente de que se trata
(Ampliacion edificio, Remodelacion y acondicionamiento de la sala de despacho,
remodelacion sala de servidores para SCADA).

o Informacién de sustento, especialmente de costos, que en algunos casos esta desactualizada.

. Costos que no se coinciden con costos del mercado (Ej. UPS 80 kVA, RTU, remodelacion
sala de servidores para SCADA).

o Necesidades no justificadas por cantidad o tipo (Reemplazo flota vehicular).
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No obstante lo anterior, y ante evidencias de diferencias importantes en revisiones tarifarias pasadas
entre Inversiones solicitadas por el CND, Inversiones aceptadas por la ASEP e Inversiones
realmente ejecutadas (Por ejemplo para el periodo tarifario 2009-2013 se solicitaron B/. 7,947,350;
se autorizaron B/. 5,338,000 -67.2% de lo solicitado- y se ejecutaron B/. 1,570,350, es decir el 20%
de lo solicitado y el 29.4% de lo autorizado a 2012), en esta revision tarifaria se propone, en la
propuesta de modificacion del Reglamento de Transmision, realizar un ajuste anual de los cargos
correspondientes al servicio de Operacion Integrada (CND e Hidrometeorologia) para contemplar
las diferencias entre gastos e inversiones previstas respecto de las realmente realizadas. Entendemos
que con estos ajustes el Ingreso se ajustara de mejor manera a los costos y se evitara el riesgo que
tiene implicito el plan de inversiones y el esquema de personal.

Como resultado del proceso de consulta publica del IMP, ETESA realiz6 algunos cambios al plan de
inversiones propuesto para el CND y observaciones al plan ajustado por ASEP los cuales fueron
analizados y en el Cuadro No. 42 se reproduce el Plan de Inversiones solicitado por el CND y en el
Cuadro No. 43 el revisado y ajustado para ser considerado en el célculo del Ingreso Permitido.
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Cuadro No. 42

EMPRESA DE TRANSMISION ELECTRICA, S.A.
CENTRO NACIONAL DE DESPACHO
PLAN DE INVERSIONES PROPUESTO (2013-2017)

No. PROYECTOS MONTO TOTAL MONTO REQUERIDO EN ELANO
PROYECTOS (8/.) 2013 | 2014 | 2015 2016 2017
PLAN DE INVERSIONES
Ampliaciones y acondicionamiento 888,000.00f 328,000.00; 390,000.00, 120,000.00( 50,000.00 0.00|
de estructurasy equipos b 7 b (e (b B
1 Reemplazo Flota Vehicular 338,000.00 238,000.00 50,000.00 50,000.00
2 Prqyecto de ’Réemplazo Manejadora y 60,000.00 60,000.00
Caja Volumétricas
3 Ampliacion al Edificio 350,000.00 30,000.00f 200,000.00( 120,000.00
4 Proyecto.de ac9nd|C|onam|ento del area 70,000.00 70,000.00
de estacionamiento
5 Proyecto d.e Remodelacion de la Sala de 70,000.00 70,000.00
Conferencias
forzamiento de Medidas de Segurid 90,000.00(  25,000.00  55,000.00(  10,000.00 0.00 0.00
Proyecto de Construccion Garita de
1 Seguridad en Calle de Acceso VY| 25,000.00| 25,000.00
Construccion de Muro
Sistema de Control de acceso biométrico
(huelas de la mano) en las salas de 40,000.00 40,000.00
5 Coémputo y puertas principales
Sistema de Video Vigilancia 15,000.00| 15,000.00
3
4 Porton eléctrico automatico 10,000.00| 10,000.00
INVERSIONES SCADA 2,704,206.09| 1,216,453.02( 449,842.22[  30,000.00| 543,827.79| 464,083.06
Actualizacionde la plataforma informética
por obsolescencia Hw y Sw del Sistema
1 SCADA despues del 3er afo de 827,753.07| 74,842.22 313,827.79| 439,083.06
operacion
2 Sintonizacion SCADA 125,000.00 25,000.00 25,000.00 25,000.00 25,000.00 25,000.00
Adquisiciéon de 5 RTU para la control vy
3 supervision de subestanciones de 230 500,000.00 300,000.00 200,000.00
KV.
Proyecto de modernizacién Y|
4 s ; 1,066,453.02| 1,066,453.02
acondicionamiento de sala de despacho
Proyecto de comunicacion para la
5 integracion del centro de control de 60,000.00| 50,000.00 5,000.00 5,000.00
respaldo.
Remodelacién del cuarto de Cémputo de
6 senvidores para SCADA 125,000.00] 125,000.00
Equipamiento SMEC 225,000.00| 0.00| 120,000.00] 105,000.00 0.00 0.00
1 Patron Portatil 55,000.00| 55,000.00
2 Generador portatil 50,000.00| 50,000.00
3 Medidores 120,000.00 120,000.00
Equipos Aucxiliares para asegurar la
confiabilidad y transparencia en la 408,000.00] 285,000.00( 120,000.00| 1,000.00 1,000.00 1,000.00
operacion integrada
1 Reemplazo de un UPS 80KVA. 185,000.00 185,000.00
Modernizacion del Sistema Grabador de
2 voz de la Sala de Despacho con los 45,000.00 45,000.00
agentes del mercado.
Sistema de Exiincion de llama en el
3 Generador de Emergencias y Cuarto de 78,000.00 75,000.00 1,000.00 1,000.00 1,000.00
Baterias.
4 Remplazo equipo generado auxiliar 100,000.00f 100,000.00
TOTALES| 4,315,206.09| 1,854,453.02| 1,134,842.22| 266,000.00] 594,827.79| 465,083.06)
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Cuadro No. 43

EMPRESA DE TRANSMISION ELECTRICA, S.A.
CENTRO NACIONAL DE DESPACHO
CRONOGRAMA DE DESEMBOLSOS DE LAS INVERSIONES (2013-2017) - AJUSTADO

MONTOS DE INVERSION POR SEMESTRE [B/.]
MONTO TOTAL 2013 | 2014 | 2015 | 2016 | 2017
Punto No. NOMBRE DEL PROYECTO | INVERSION (B/.) ISEM. | useM. | IseM. | ISEM. | 1seM.  J wseM. | 1seM. | useM. | ISeM. | IISEM.
PROYECTOS DE INVERSIONES
10,1 Ampliaciones y acondicionamiento de estructuras y equipos
10.1.1|Remplazo Flota Vehicular 261.100 45.100 54.000 54.000 25.000 29.000 25.000 29.000
Proyecto de Reemplazo Manejadora
10.1.2] v cajas volumétricas 60.000 30.000 30.000
10.1.3|Mejoras a los estacionamientos 40.000 40.000
10.1.4|Ampliacién al Edificio 320.000 30.000 70.000 100.000 120.000
Remodelacion de la Sala de
10.1.5] Conferencias Existente 70.000 5.000 65.000
10,2 Reforzamiento de Medidas de Seguridad
Construccion Garita de Seguridad en
10.2.1|Calle de Acceso y Construccién de 25.000 25.000
Muro
Sistema de Control de acceso
biométrico (huellas de la mano) en
10.2.2 las salas de Cémputo y puertas uy 30.000
principales.
10.2.3|Sistema de Video Vigilancia 15.000 15.000
10.2.4|Portén eléctrico automatico 10.000 10.000
103 INVERSIONES SCADA
Actualizacion Hw y Sw después
1031 del 3er afio de operacién 00000 700.000
10.3.2|Sintonizacién SCADA 106.400 26.600 26.600 26.600 26.600
Adquisicion de cinco (5) equipos
1033 terminales de datos (RTU). 200000 200.000
Proyecto de Modernizacion y
10.3.4|Acondicionamiento de la Sala de 1.000.369 1.000.369
Despacho
10.3,5|COmunicaciones para el Centro 60.000 50.000 5.000 5.000
de control de respaldo.
10.3.6 Remodelacion del cuarto
10.3.6|de Cémputo de Servidores 118.640 80.000 38.640
SCADA
10,4 Equipamiento SMEC
10.4.1|Patrén Portatil 55.000 55.000
10.4.2|Generador trifésico portatil 50.000 50.000
10.4.3|Medidores 80.000 80.000
Equipos Auxiliares para mejorar la confiabilidad y transparencia en la operacién integrada
Reemplazo de un (1) Sistema de
10.5.1 Alimentacion Ininterrumpida (UPS) 130.000 130.000
10.5.2|Sistema de Grabador de voz. 30.000 30.000
Sistema de Extincion de llama en el
10.5.3|Generador de Emergencias, Cuarto 53.000 50.000 1.000 1.000 1.000
de Baterias y Cuarto de Cémputo.
100.000 100.000
3.514.509 0 1.395.369 203.740 725.600 241.000 80.600 31.000 755.600 52.600 29.000

También la empresa presenta un Plan de Fortalecimiento del CND. En el Cuadro No. 44 se aprecia
el detalle de lo solicitado por el CND en el Cuadro N. 45 el plan ajustado considerado en el célculo
del IMP.
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Cuadro No. 44

EMPRESA DE TRANSMISION ELECTRICA, S.A.
CENTRO NACIONAL DE DESPACHO
PLAN DE FORTALECIMIENTO SOLICITADO (2013-2017)

No. MONTO REQUERIDO EN EL AN
° PROYECTOS MONTO TOTAL (B/.) ONTO REQUERIDO o
PROYECTOS 2013 | 2014 | 2015 2016 2017
PLAN DE FORTALECIMIENTO
ADQUISICION DE EQUIPO INFORMATICO PARA 597,000.00 0.00) 120,000.00|  465,000.00 11,000.00 1,000.00
Plataforma Hw y Sw para manejo de Sincrofasores Y|
1 10 unidades de Medidores (PMU) 450,000.00 450,000.00
P 1o liacio j | ient
, Nr:Syeco de ampliacién y mejora de almacenamiento 130,000.00 120,000.00 10,000.00
3 Renovacion de la plataforma SDDP (Lab-Simulator) 17,000.00 15,000.00 1,000.00 1,000.00
ACONDICIONAMIENTO DE LOS SISTEMAS DE
ADMINISTRACION DE LA INFORMACION 677,000.00, 90,000.00| 280,000.00| 253,000.00| 28,000.00 26,000.00
1 |Plamforma Swoy Hw de Senidores Virtualizados 85,000.00 75,000.00 0.00 5,000.00 5,000.00
Multipropésito
2 CR;n:‘;‘r’igl"“ de la plataforma Hw y Sw BDI operata y 510,000.00 70,000.00) 200,000.00  200,000.00, 20,000.00 20,000.00
3 Adqulsmlon”de plataforma de "Plan de Contingencias 20,000.00 20,000.00
de Mercado'
4 Renovacién del Sistema de Inteligencia de Negocios 37,000.00 33,000.00 3,000.00 1,000.00
5 Plataforma Sw y Hw para manejo de correspondencia 25,000.00 20,000.00| 5,000.00
Proyecto de Creacion de Indicadores de la
196,405.46 0.00 0.00 0.00 0.00 130,936.97

Operacion Integrada e Integracién en la BDI

Proyecto de Confeccién de Indicadores de Gestion del
1 CND relacionados con la Operacion Integrada y la 130,936.97 130,937
Administracién del Mercado

Proyecto de Integracioén de los Indicadores de Gestién

en la Base de Datos Integrada (BDI) 65,468.49 65,468

Mejoras Normativas para Cumpliento de los

Objetivos previstos en la Operacion Integrada y la 286,885.13 0.00 186,885.13 0.00 50,000.00 50,000.00
Administracion del Mercado

Proyecto de Revision Integral, Deteccion de
1 Inconsistencia y Plantemiento de Mejora de las 186,885 186,885
normas: Reglamento de Operaci6n y Metodologias.

Proyecto de mejoras normativas en areas sensibles

2 L P 50,000 50,000
para el servicio de operacién integrada 1.
3 Proyecto dg me]oras norTat!vas en areas sensibles 50,000 50,000
para el senvicio de operacion integrada 2.
Actualizacion de proyectos 145,266.41 0.00| 0.00] 145,266.41 0.00| 0.00|
Proyecto de actualizacion de procesos Y|
1 macroprocesos 145,266 145,266
Adquisicion de herramientas para la programacion
410,000.00, 0.00| 231,000.00) 179,000.00 0.00| 0.00|

de la operacion

Proyecto de Integracién de los modelos de despacho
1 hidrotérmico de mediano y corto plazo en una sola 150,000.00 75,000.00 75,000.00
plataforma informatica.

Modelo para realizar las estimaciones de demanda
2 reqqueridas para los estudios de planeacion de largo, 260,000.00 156,000.00 104,000.00
mediano y corto plazo

Adquisicién de herramientas para la operacién de

tiempo real y seguimiento de parametros técnicos 295,000.00 0.00 0.00 107,250.00 187,750.00 0.00

Modelo matematico para la determinacion de las
1 oscilaciones de potencia en el Sistema 195,000.00 107,250.00 87,750.00
Interconectado Nacional (SIN)

Adquisicién de Modelo para darle seguimiento al
2 desempefio de los generadores para el soporte de 100,000.00 100,000.00
reactivo de acuerdo a la curva P/Q

Adquisicion de herramientas para verificacion del

cumplimiento de los requisitos de entrada en 100,000.00 0.00 0.00 0.00 75,000.00| 25,000.00
operacion

Modelo para verificar la coordinacién de los
esquemas de protecciéon de las instalaciones de

1 . . 100,000.00 75,000.00 25,000.00
Productores con los elementos del sistema principal
de transmisién
TOTALES 2,707,557.00 90,000.00 817,885.13| 1,149,516.41| 351,750.00] 232,936.97
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Cuadro No. 45

EMPRESA DE TRANSMISION ELECTRICA, S.A.

CENTRO NACIONAL DE DESPACHO

CRONOGRAMA DE DESEMBOLSOS DE LAS INVERSIONES (2013-2017) - AJUSTADO

MONTOS DE INVERSION POR SEMESTRE [B/.]

Punto No.

NOMBRE DEL PROYECTO

MONTO TOTAL

2013

2014

2015

2016

2017

INVERSION (B/.)

ISEM. |

IISEM.__|

1SEM. | 1l SEM.

| SEM.

[ 1 SEM.

ISEM. [

IISEM. |

ISEM. | I SEM.

Plataforma Hw y Sw para manejo de

PLAN DE FORTALECIMIENTO

Adquisicion de equipo informatico para gestion

correspondencia

Proyecto de Confeccion de|
Indicadores de Gestion del CND|

ecto de Creacién de Indicadores de la Operacidn Integrada e Integ

racion en la BDI

11.1.1(Sincrofasores y 10 unidades de 300.000 300.000
Medidores (PMU)
Renovacion de Servidores de
11.1.2|almacenamiento NAS e incremento 90.000 80.000 10.000
de capacidad de arreglos de disco.
Renovacién de la plataforma SDDP
1113 (Lab-Simulator) 17.000 15.000 1.000 1.000
ndicionamiento de los Sistemas de Administ de la Inform:
Plataforma Sw y Hw de Servidores
1121 Virtualizados Multipropésitos (SVM). 75.000 65.000 5.000 5.000
Renovacion de la plataforma Hw y
11.2.2[Sw BDI de la base de datos 350.000 270.000 40.000 20.000 20.000
operativa y comerci
Renovacion de la plataforma de "Plan|
1123 de Contingencias de Mercado" (PCM)| U0 20.000
Renovacion del Sistema de
11.2.4 Inteligencia de Negocios (IN) 39.000 35.000 3.000 1.000
11.25 Plataforma Sw y Hw para manejo de 15.000 15.000

Datos Integrada (BDI)

Proyecto de Revision Integral,
Detecci6n de Inconsistencia y|

Mejoras Normativas pal

ra Cumpliento de los Objetivos previstos en la Operacién Integrai

y la Administra

11.3.1 relacionados con la Operacion 65.500 65.500
Integrada y la Administracion dell
Mercado|
Proyecto de Integracion de los|
11.3.2(Indicadores de Gestién en la Base de| 33.000 33.000

del Mercado

Macro Procesos

Integracion de los modelos de
despacho hidrotérmico de mediano y

n de herramientas para la programa

1141 Planteamiento de Mejora de las| 80.000 40.000 40.000
normas: Reglamento de Operacion y]|
Metodologias.
Proyecto de mejoras normativas en|
11.4.2 areas sensibles para el servicio de| 0
operacion integrada 1.,
Proyecto de mejoras normativas en|
11.4.3| areas sensibles para el servicio de 0
operacion integrada 2.|
115 de proyectos
1151 Revision Integral de procesos y 80.000 80.000

estudios de planeacion de largo,
mediano y corto plazo

Adquisicion de Modelo matematico
para la determinacion de las

Adquisicion

de herramientas para la operacion de

tiempo real y

1161 corto plazo en una sola plataforma 150.000 75.000 75.000
informatica.
Modelo para realizar las estimaciones|
1162 de demanda requeridas para los 260.000 52.000 208.000

seguimiento de pardmetros técnicos

generadores para el soporte de
reactivo de acuerdo a la curva P/Q.

Modelo para verificar la coordinacién
de los esquemas de proteccion de

n de herramienta:

s para verificacion del cu

mplimiento de

los requisitos de entrad

11.7.1|oscilaciones de potencia en el 137.000 68.500 68.500
Sistema Interconectado Nacional
(SIN)
|Adquisicién de Modelo para darle

1172 seguimiento al desempefio de los 0

a en operacion

11.8.1(las instalaciones de Productores con 0
los elementos del sistema principal
de transmision
1.711.500 0 0 350.000 195.000 577.000 288.000 | 107.500 68.500 125.500 0
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Finalmente, en el Cuadro No. 46 se presenta, en forma resumida, el tanto el Plan de Inversiones
como el Plan de Fortalecimiento ajustados para el CND para el periodo 2013-2017.

Cuadro No. 46

PLAN DE INVERSIONES CND 2013 - 2017
PROPUESTA AJUSTADA RESUMEN.

INVERSIONES [B/] INVERSIONES [B/]
ITEM Detalle 2013-S1 2013-S2 2014-S1 2014-S2 2015-S1 2015-S2 | 2016-S1 | 2016-S2 | 2017-S1 [ 2017-S2 | TOTAL
1 |Ampliaciones y acondicionamiento de estructuras y equipos 0 60.000]  120.100 289.000) 120.000 54.000]  25.000] 29.000]  25.000]  29.000| 751.100
2 |Reforzamiento de medidas de seguridad 0 25.000 45.000) ol 10.000 0 0 ol 0 0 80.000
3 |Inversiones SCADA o 1.080.369 38.640) 276.600 5.000) 26.600) 5.000] 726.600|  26.600 o] 2.185.409
4 |Equipamiento SMEC 0| 0| 0 80.000 105.000 0| 0| 0 0| 0| 185.000
5 |Equipos auxiliares para asegurar la confiabilidad y
transparencia en la operacion integrada 0|  230.000 0 80.000 1.000, 0 1.000, 0 1.000 0| 313.000
TOTAL 0] 1.395.369 203.740 725.600 241.000 80.600 31.000] 755.600 52.600 29.000| 3.514.509
PLAN DE FORTALECIMIENTO CND 2013 - 2017
PROPUESTA AJUSTADA RESUMEN.
INVERSIONES [B/] INVERSIONES [B/]
ITEM Detalle 2013-S1 2013-S2 2014-S1 2014-S2 2015-S1 2015-S2 | 2016-S1 | 2016-S2 | 2017-S1 [ 2017-S2 | TOTAL
1 |Adquisicion de Equipo Informético para Gestién Operativa y
Comercial 0| 0| 0 80.000 315.000 0| 11.000 0 1.000 0| 407.000
2 |Acondicionamiento de los Sistemas de Administracion de la
Informacion 0 0| 350.000 0 95.000 0| 28.000 0 26.000 0| 499.000
3 |Proyecto de Creaci6n de Indicadores de la Operacién
Integrada e Integracion en la BDI 0| 0| 0 0 0 0| 0| 0 98.500 0| 98.500
4 |Mejoras Normativas para Cumpliento de los Objetivos
previstos en la Operacion Integrada y la Administracién del
Mercado 0| 0| 0 40.000 40.000 0| 0] 0 0| 0| 80.000
5 |Actualizacién de proyectos 0| 0| 0 0 0 80.000 0| 0 0| 0| 80.000
6  |Adquisicion de herramientas para la programacion de la
operacion 0| 0| 0 75.000 127.000 208.000 0| 0 0| 0| 410.000
7 |Adquisicién de herramientas para la operacion de tiempo real
y seguimiento de parametros técnicos 0 0 0 0 0 0 68.500 68.500 0 0] 137.000
8 Adquisicion de herramientas para verificacion del
cumplimiento de los requisitos de entrada en operacion 0 0 ol ol ol 0 0 0 0 0 ol
TOTAL 0 o 350000 195.000] 577.000] 288.000] 107.500] 68.500] 125.500 o| 1.711.500
1.3 Ingreso Permitido para el CND
La integracion de costos operativos e inversiones vistas en los puntos anteriores determina el
Ingreso Permitido para cubrir los costos del CND para cada afio del periodo tarifario. En el Cuadro
No. 47 se muestran los resultados.
Cuadro No. 47
Ingreso Permitido para el CND 2013-2017
(Valores en Balboas de Dic. 2012)
Concepto 2013-S1 | 2013-S2 | 2014-S1 2014-S2 2015-S1 2015-S2 2016-S1 2016-S2 2017-S1 2017-S2 TOTAL
Gastos Totales 2.148 2.148 2.313 2.313 2.478 2.478 2.643 2.643 2.809 2.809 24.782
Reconocimiento Alquiler 220 220 220 220 220 220 220 220 220 220 2.200
Plan Inversiones CND 0 1395 204 726 241 81 31 756 53 29 3.515
Plan Fortalecimiento CND 0 0 350 195 577 288 108 69 126 0 1.712
TOTAL 2.367,756| 3.763,125| 3.086,708 3.453,568| 3.516,180 3.066,780| 3.001,892f 3.687,492| 3.206,704| 3.057,604 32.208
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2. Ingreso permitido para cubrir los costos del Servicio de Hidrometeorologia

El Ingreso Permitido para cubrir los costos del Servicio de Hidrometeorologia, [IPHMi, resulta de la
suma de los costos operativos anuales y la componente anual correspondiente a inversiones prevista
para el periodo tarifario. En este caso particular, dado que existen inversiones anteriores que no se
han reconocido como costos anuales sino como inversiones recuperables a través de depreciaciones,
aun hoy persiste un componente del IMP debido a este concepto.

2.1. Ingreso maximo permitido para cubrir los costos operativos anuales

Los costos operativos anuales para cubrir este servicio se han estimado en base a una planta de
personal, el costo anual de personal y un porcentaje adicional para cubrir el resto de los costos.

Respecto de la planta de personal, esta no ha llegado a los valores aceptados en la revision tarifaria
anterior, no obstante reconocer la carencia de personal. El personal a fines de enero de 2013, segun
informacion de ETESA, era de 47 personas. En funcion de ello y del analisis de los requerimientos
del servicio, se propone un incremento en la planta de personal tal como se muestra en el Cuadro
No. 45.

Respecto del gasto en personal, se determind que el gasto de personal medio del servicio de
Hidrometeorologia fue solo el 79.9% respecto del de ETESA- Transmision segin balance 2012.
Los andlisis realizados en cuanto a funciones y nivel de especializacion no parecen justificar
diferencia alguna respecto a los valores medio vigentes para ETESA Transmision, razén por la cual
se ha propuesto estos valores unitarios (2,560.7 B/./mes/persona como gasto total de personal).

Finalmente se asigna un monto para cubrir aquellos gastos operativos distintos del costo de personal
e inversiones, identificado como “Otros Gastos”. Se propone adoptar un porcentaje del 69.2% igual
al promedio resultante de los balances 2008 — 2011.

En funcion de lo anterior, en el Cuadro No. 48 también se resume el detalle de gastos propuesto.

Cuadro No. 48
SERVICIO DE HIDROMETEOROLOGIA
GASTOS DE FUNCIONAMIENTO RECONOCIDOS
PERIODO 2013 - 2017
} Gastos anuales de Cantidad de Ggstos Ide
ANO personal Personal funcionamiento
[B/./lempleado] [B/]
2013 30,728 50 2,599,623
2014 30,728 55 2,859,585
2015 30,728 61 3,171,540
2016 30,728 67 3,483,494
2017 30,728 74 3,847,442
Total 15,961,683
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2.2. Inversiones requeridas por el Servicio de Hidrometeorologia

En principio las inversiones requeridas por el servicio de Hidrometeorologia deben ser reconocidas
como gastos y recuperadas en el mismo periodo tarifario. No obstante ello existen inversiones
anteriores que no han tenido este tratamiento y que forman parte de la Base de Capital del servicio a
las cuales hay que reconocerles rentabilidad y depreciacion.

En el Cuadro No. 49 se muestra el remanente no amortizado asi como las bases bruta y neta al
comienzo de cada afno del periodo tarifario, valores que dan lugar a los montos asociados en
concepto de depreciaciones y rentabilidad.

Cuadro No. 49

Hidrometeorologia. Base de capital remanente no amortizada
Activos existentes Unidades 2012 2013 2014 2015 2016 2017
Tasa de depreciacion % 3.5% 3.5% 3.5% 3.5%
Tasa de depreciacion retiros % 3.5% 3.5% 3.5% 3.5%
Activos brutos al comienzo del afio Miles de Balboas 2,001 2,001 2,001 2,001
Activos netos al comienzo del afio Miles de Balboas 269 199 129 59
Depreciacion Anual Miles de Balboas (70) (70) (70) 591
Retiros Miles de Balboas
Activos brutos al final del afio Miles de Balboas 2,001 2,001 2,001 2,001 -
Activos netos al final del afio Miles de Balboas 269 199 129 59 0
Depreciacion Acumulada Miles de Balboas (1,732) (1,802) (1,872) (1,942)
Activos netos al final del afio (verificacién) | Miles de Balboas 269 199 129 59
Inversiones
Inversion anual Miles de Balboas
Tasa de depreciacion % 3.5% 3.5% 3.5% 3.5%
Activos netos al comienzo del afio Miles de Balboas - - - -
Depreciacion Anual Miles de Balboas - - -
Activos netos al final del afio Miles de Balboas - - - -
Activos brutos al final del afio Miles de Balboas - - - -
Depreciacion Acumulada Miles de Balboas - - - -
Activos netos al final del afio (verificaciéon) | Miles de Balboas - - - -
ACTCT Miles de Balboas 2,001 2,001 2,001 2,001
ACTNCT Miles de Balboas 269 199 129 59 -
Depreciacion Miles de Balboas - (70) (70) (70) (59)

Por otro lado ETESA presentd, en concepto de plan de inversiones para el periodo 2013-2017 para
el servicio de Hidrometeorologia el Plan de Inversiones que se muestra en el Cuadro No. 50.

El mismo fue analizado, y ajustado teniendo en cuenta que entre las solicitadas hay tareas que, en
principio, es posible realizar con los recursos humanos asignados y en otros casos son costos que
estan cubiertos por los gastos reconocidos, tal como lo son las solicitudes de repuestos. También se
practicaron ajustes cuando ha sido posible identificar bien la solicitud y compararla con ofertas
actuales del mercado.

También se tuvo en cuenta que en la revision tarifaria anterior se les aceptd solo un 51% de lo
solicitado y de ello a diciembre del 2012 se habia concretado como el 70% de lo aceptado para igual
periodo. En el Cuadro No. 51 se muestra el plan aceptado para el 2013-2017.
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Cuadro No. 50
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Cuadro No. 51
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2.3. Ingreso Permitido para el servicio de Hidrometeorologia

Los items de gastos e inversiones propuestos en los puntos anteriores se resumen en el Cuadro No. 52 siguiente.

Como se ha mencionado a esos valores es preciso adicionar las depreciaciones y la rentabilidad sobre la base de capital neta.

La integracion de todos los valores resultantes: costos operativos, inversiones, depreciaciones y rentabilidad determina el Ingreso
Permitido para cubrir los costos del servicio de Hidrometeorologia para cada afio del periodo tarifario. En el Cuadro No. 53 se muestran

los resultados.

Cuadro No. 52
Empresa de Transmision Eléctrica S.A.
Gerencia de Hidrometeorologia

Presupuesto de funcionamiento e Inversion 2013-2017 (Valores en Balboas de 2012)

CONCEPTO 2013-S1 2013-S2 | 2014-S1 | 2014-S2 | 2015-S1 | 2015-S2 | 2016-S1 | 2016-S2 2017-S1 | 2017-S2 TOTAL
Inversiones 306,600 339,100 316,600 242,100 | 2,974,600 | 429,560 | 611,600 309,400 744,600 151,900 6,426,060
Gastos de Funcionamiento 1,299,811 | 1,299,811 | 1,429,792 | 1,429,792 | 1,585,770 | 1,585,770 | 1,741,747 | 1,741,747 | 1,923,721 | 1,923,721 | 15,961,683
TOTAL 1,606,411 | 1,638,911 | 1,746,392 | 1,671,892 | 4,560,370 | 2,015,330 | 2,353,347 | 2,051,147 | 2,668,321 | 2,075,621 | 22,387,743

Cuadro No. 53
Ingreso Permitido para el Servicio de Hidrometeorologia. 2013-2017
(Valores en Balboas de Dic. 2012)

CONCEPTO 2013-S1 2013-S2 | 2014-S1 | 2014-S2 | 2015-S1 | 2015-S2 | 2016-S1 | 2016-S2 2017-S1 | 2017-S2 TOTAL
Inversiones 306,600 | 339,100 316,600| 242,100| 2,974,600 429,560| 611,600 309,400 | 744,600 151,900 | 6,426,060
Gastos de Funcionamiento 1,299,811 | 1,299,811 | 1,429,792 | 1,429,792 | 1,585,770 | 1,585,770 | 1,741,747 | 1,741,747 | 1,923,721 | 1,923,721 | 15,961,682
Depreciaciones 35,016 35,016 35,016 35,016 35,016 35,016 29,500 29,500 - - 269,096
Rentabilidad 10,633 10,633 7,867 7,867 5,100 5,100 2,334 2,334 - - 51,868
TOTAL 1,652,060 | 1,684,560 | 1,789,275| 1,714,775 | 4,600,486 | 2,055,446 | 2,385,181 | 2,082,981 | 2,668,321 | 2,075,621 | 22,708,706
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PARTE III: INGRESO MAXIMO PERMITIDO FINAL

En puntos anteriores se ha calculado la componente del IMP para las distintas actividades de
ETESA a saber:

e Sistema Principal y de Conexion
e Centro Nacional de Despacho e Hidrometeorologia

En el Cuadro No. 54 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.
Cuadro No. 54
EMPRESA DE TRANSMISION ELECTRICA S.A.
CALCULO DEL VPN DEL INGRESO PERMITIDO PARA EL PERIODO TARIFARIO
(Miles de Balboas de Dic. 2012)

RESUMEN 2013 2014 2015 2016 2017

INGRESO ANUAL (Afio Calendario)
EQUIPAMIENTO PRINCIPAL 47,431 50,981 58,663 66,027 82,982
EQUIPAMIENTO ASOCIADO TOTALMENTE A LA ) ) i ) 39.136
DEMANDA i
CONEXION 3,152 4,593 5,047 2,564 2,523
SERVICIO DE OPERACION INTEGRADA 9,468 10,044 13,239 11,158 11,008
Centro Nacional de Despacho 6,131 6,540 6,583 6,689 6,264
Hidrometeorologia 3,337 3,504 6,656 4,468 4,744
INGRESO ANUAL (Afio tarifario del 1 de junio al 30 de julio) 2013-2014| 2014-2015 | 2015-2016 | 2016-2017 | 2017-2018
EQUIPAMIENTO PRINCIPAL 48,325 55,119 62,041 74,613
EQUIPAMIENTO ASOCIADO TOTALMENTE A LA ) ) i 19568
DEMANDA ’
CONEXION 3,701 5,087 4,997 4,898
SERVICIO DE OPERACION INTEGRADA 10,324 13,285 10,509 11,645
Centro Nacional de Despacho 6,850 6,970 6,069 6,894
Hidrometeorologia 3,474 6,315 4,441 4,751
FACTOR DE ACTUALIZACION 0,96200 0,89157 0,82629 0,76579
Valor Presente Neto del IMP (Al 1 de julio de 2013) VPN
](‘:}%llég?Al\glEOT\lT\({) ll))]l;;/ll\l AC;PD[ZL ASOCIADO A LA 204,033 46,489 49,142 51,264 57,138 | -

230 kV 174,688 39,803 42,074 43,891 48,920

115kV 29,345 6,686 7,068 7,373 8,218
EQUIPAMIENTO PRINCIPAL ASOCIADO
TOTALMENTE A LA DEMANDA

230 kV 14,985 - - - 14,985
CONEXION 15,976 3,561 4,535 4,129 3,751 -
SERVICIO DE OPERACION INTEGRADA 39,378 9,931 11,844 8,684 8,918 -

Centro Nacional de Despacho 23,098 6,590 6,214 5,014 5,280

Hidrometeorologia 16,280 3,342 5,630 3,669 3,639 -
TOTAL 274,372 59,981 65,522 64,077 84,792 -
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ANEXOS

e ANEXO I: ANALISIS PARA DETERMINAR LA EMPRESA
COMPARADORA PARA TRANSMISION

e ANEXO II: RETORNO SOBRE EL CAPITAL PARA LA ACTIVIDAD DE
TRANSMISION EN PANAMA

e ANEXO III: ANALISIS PARA DETERMINAR LA EMPRESA
COMPARADORA PARA EL CND Y GASTOS A RECONOCER
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ANEXO I

ANALISIS PARA DETERMINAR LA EMPRESA COMPARADORA PARA
TRANSMISION

1. ANALISIS DE LA GESTION DE ETESA

Este documento tiene por finalidad mostrar el desempeio en la gestion de la Empresa de
Transmision Eléctrica, S.A. (ETESA). Para ello se analiza en la primera parte datos del sistema de
transmision, pérdidas del sistema, inversiones, gastos e ingresos para los afios desde el 2009 al 2012
abarcando asi un periodo tarifario. Estos valores son representados en una forma de valor absoluto y
con los valores nominales obtenidos de la informacion disponible. Luego se muestra la evolucion de
la calidad del servicio. Por ultimo se determinan una serie de indicadores que relacionan las
principales variables econdmicas financieras entre si a los efectos de obtener informacion relativa
respecto de cada una de ellas.

La fuente de informacion para los analisis es la obtenida a partir de la suministrada por la empresa
transportista 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, sin
necesidad de analizar toda la informacion disponible en forma detallada, obtener una vision clara del
desempefio de la empresa en los aspectos principales que a continuacion se analizan.

1.1. Caracteristicas del sistema eléctrico operado por la empresa transportista

ETESA (Empresa de Transmision Eléctrica S. A.) brinda el uso de la red de transmision, con acceso
abierto y a tarifas reguladas. ETESA estd autorizada por la Autoridad Nacional de los Servicios
Publicos (ASEP) a prestar el servicio publico de transmision de energia eléctrica en alta tension.

El Sistema de Transmision de ETESA estd conformado por las lineas de transmision de alta tension
(de 230 kV y 115 kV), subestaciones, transformadores y otros elementos necesarios para transportar
la energia eléctrica desde el punto de entrega de dicha energia por parte del generador, hasta el
punto de recepcion por la empresa distribuidora o Gran Cliente, incluyendo las interconexiones
internacionales y todos los bienes necesarios para su adecuado funcionamiento.

La longitud de las lineas de 230 kV del sistema, en el afio 2012 totalizé 1,966 km., mientras que la
extension de las lineas de 115 kV, suma 306.90 km, dando como resultado un total de 2,272.90 km
de lineas de transmision en todo el sistema. En el Cuadro No. 1 se presentan las lineas de
transmision de ETESA, su afio de entrada en operacion, su longitud y capacidad en MVA, tanto para
condiciones de operacién normal como en contingencia.
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El principal centro de carga del pais estd ubicado en el 4rea metropolitana de la ciudad de Panama,
donde se concentra aproximadamente el 70% de la demanda del mismo. Para servir esta demanda,
ETESA cuenta con dos subestaciones reductoras, Panama y Panama Il y una subestacion
seccionadora, Céceres. Estas subestaciones alimentan, por medio de lineas de 115 kV propiedad de
las empresas distribuidoras, las subestaciones de distribucion Loceria, Marafion, Centro Bancario y
San Francisco, propiedad de la empresa EDEMET y las de Santa Maria, Monte Oscuro, Tinajitas,
Cerro Viento, Tocumen y Chilibre, propiedad de ENSA.

Las demas subestaciones de ETESA alimentan areas del interior del pais. La subestacion Chorrera
alimenta el area de Panama Occidente, la subestacion Llano Sanchez alimenta el area de provincias
centrales (Coclé, Los Santos, Herrera y Veraguas), las subestaciones Mata de Nance, Boqueron 111,
Progreso, Caldera y Charco Azul alimentan el drea de la provincia de Chiriqui y la subestacion
Changuinola alimenta a la provincia de Bocas del Toro (Changuinola, Almirante y Guabito).

En el Cuadro No. 2 se presenta un detalle de las subestaciones reductoras de ETESA y la capacidad
de transformacion actual de cada una de ellas.

En la Figura No. 1 se presenta un mapa de Panama mostrando la ubicacion aproximada de las
subestaciones de ETESA, el recorrido de las lineas de transmision y ubicacion de las distintas
centrales de generacion.
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Cuadro No. 1: Lineas de transmision de ETESA, diciembre 2012

LINEAS DE 230 Y 115 KV DE ETESA
LINEAS NUMERACION SUBESTACIONES ANO LONG. CONDUCTOR CAPACIDAD (MVA)
(Km.) Normal Cont.

LINEAS DE 230 KV

DOBLE CIRCUITO 230-1A/B,2A |BAYANO - PACORA - PANAMA I 1976 68,14 636 ACSR 186,0 350,0
230-1C,2B  [PANAMA Il - PANAMA 1976 12,94 636 ACSR 186,0 350,0
230-3A,4A |PANAMA - CHORRERA 1978 39,00 750 ACAR 193,0 366,0
230-3B,4B |CHORRERA - LL.SANCHEZ 1978 142,19 750 ACAR 193,0 366,0
230-5A,6A |LL.SANCHEZ - VELADERO 1978 109,36 750 ACAR 193,0 366,0
230-5B,6B [VELADERO - MATA NANCE 1979 84,49 750 ACAR 193,0 366,0
230-7,8 MATA NANCE - FORTUNA 1984 37,50 750 ACAR 193,0 366,0
230-12,13 |LL.SANCHEZ - PANAMA I 2006 195,00 1200 ACAR 276,0 450,0
230-14,15 |VELADERO - LL. SANCHEZ 2004 110,07 1200 ACAR 276,0 450,0
230-16,17 |GUASQUTAS - VELADERO 2004 84,30 1200 ACAR 276,0 450,0

TOTAL 882,99

TOTAL x CIRCUITO 1.765,98

CIRCUITO SENCILLO 230-9A MATA NANCE - BOQUERON Il 1986 27,00 750 ACAR 193,0 366,0
230-9B BOQUERON Il - PROGRESO 1986 27,00 750 ACAR 193,0 366,0
230-10 PROGRESO - FRONTERA 1986 9,70 750 ACAR 193,0 366,0
230-18 GUASQUITAS - FORTUNA 2003 16,00 1200 ACAR 276,0 450,0
230-20A FORTUNA - LA ESPERANZA * 2009 97,55 750 ACAR 304,0 450,0
230-20B LA ESPERANZA - CHANGUINOLA * 2009 24,11 750 ACAR 304,0 450,0
230-21 CHANGUINOLA - FRONTERA 2011 15,00 750 ACAR 304,0 450,0
230-29 GUASQUITAS - CANAZAS * 2012 44,00 750 ACAR y 1200 ACAR 276,0 450,0
230-30 CANAZAS - CHANGUINOLA * 2012 76,65 750 ACAR 304,0 450,0

TOTAL 337,01

TOTAL x CIRCUITO 2.102,99
LINEAS DE 115

DOBLE CIRCUITO 115-1A,2A  |CACERES - STA. RITA 2004 46,60 636 ACSRy 1200 ACAR 150,0 175,0
115-1B,2B  [STA. RITA-BLM 1 2004 6,20 636 ACSR 150,0 175,0
115-15,16 |MATA NANCE - CALDERA 1979 25,00 636 ACSR 93,0 175,0

TOTAL 77,80

TOTAL x CIRCUITO 155,60
CIRCUITO SENCILLO 115-3A PANAMA - CHILIBRE ** 1972 22,50 636 ACSR 93,0 175,0
115-3B CHILIBRE - BLM 2 ** 1972 31,50 637 ACSR 93,0 175,0
115-4A PANAMA - CEMENTO PANAMA ** 1972 40,70 638 ACSR 93,0 175,0
115-4B CEMENTO PANAMA - BLM 2 ** 1972 16,70 639 ACSR 93,0 175,0
115-12 PANAMA - CACERES 1976 0,80 636 ACSR 93,0 175,0
115-17 CALDERA - LA ESTRELLA 1979 5,80 636 ACSR 93,0 175,0
115-18 CALDERA - LOS VALLES 1979 2,00 636 ACSR 93,0 175,0
11519 CALDERA - PAJA DE SOMBRERO 1982 0,50 636 ACSR 93,0 175,0
115-25 PROGRESO - CHARCO AZUL 1988 30,00 636 ACSR 93,0 175,0
115-37 PANAMA - CACERES SUBT. 2008 0,80 750 XLPE 142,0 178,0

TOTAL 151,30

TOTAL 306,90

* NOTA: estas lineas son de doble circuito, un circuito se secciona en Cafiazas y otro en La Esperanza.
** NOTA: estas lineas son de doble circuito, un circuito se secciona en Chilibre y otro en Cemento Panama
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Cuadro No. 2
Transformadores de ETESA — 2012

TRANSFORMADORES DE ETESA
Nc;'/ge SUBESTACION | No. CAPACIDAD (MVA) CAPACIDAD|REDUCTOR VOLTAJES (V) CONEXION %\IJEF@ES;S
OA FA FOA ALTA|[BAJA|TERCI.

1 PANAMA 2 1 105 140 175 | OA/FA/FOA |REDUCTOR| 230 | 115 | 13,8 |EST/EST/DEL 1999
PANAMA 2 2 105 140 175 | OA/FA/FOA |REDUCTOR| 230 | 115 | 13,8 |EST/EST/DEL 1999
2 PANAMA 1 105 140 175 | OA/FA/FOA |REDUCTOR| 230 | 115 | 13,8 |EST/EST/DEL 1993
PANAMA 2 105 140 175 | OA/FA/FOA |REDUCTOR| 230 | 115 | 13,8 |EST/EST/DEL 1974
PANAMA 3 210 280 350 | OA/FA/FOA [REDUCTOR| 230 | 115 | 13,8 |EST/EST/DEL 1981
3 CHORRERA 1 30 40 50 | OA/FA/FOA [REDUCTOR| 230 | 115 | 34,5 |EST/EST/DEL 1995
CHORRERA 2 30 40 50 | OA/FA/FOA |REDUCTOR| 230 | 115 | 34,5 [EST/EST/DEL 1975
4 LLANO SANCHEZ | 1 42 56 70 | OA/FA/FOA [REDUCTOR| 230 | 115 | 34,5 |EST/EST/DEL 1975
LLANO SANCHEZ | 2 42 56 70 | OA/FA/FOA [REDUCTOR| 230 | 115 | 34,5 |EST/EST/DEL 1995
LLANO SANCHEZ | 3 60 80 100 | OA/FA/FOA |REDUCTOR| 230 | 115 | 34,5 |EST/EST/DEL 2012
5 MATA DE NANCE | 1 42 56 70 | OA/FA/FOA [REDUCTOR| 230 | 115 | 34,5 |EST/EST/DEL 1975
MATA DE NANCE | 2 42 56 70 | OA/FA/FOA [REDUCTOR| 230 | 115 | 34,5 |EST/EST/DEL 2012
MATA DE NANCE | 3 42 56 70 | OA/FA/FOA [REDUCTOR| 230 | 115 | 34,5 |EST/EST/DEL 2003
6 PROGRESO 1 30 40 50 | OA/FA/FOA |REDUCTOR| 230 | 115 | 34,5 [EST/EST/DEL 2003
PROGRESO 2 30 40 50 | OA/FA/FOA [REDUCTOR| 230 | 115 | 34,5 |EST/EST/DEL 1975
7 CHARCO AZUL 1 18 24 24 OA/FA REDUCTOR| 115 | 4,16 DEL/EST 1988
8 CHANGUINOLA 1 30 40 50 | OA/FA/FOA [REDUCTOR| 230 | 115 | 34,5 |EST/EST/DEL 2009
9 CALDERA 1 37,5 50 62,5 | OA/FA/FOA |REDUCTOR| 115 | 34,5 EST/DEL 2010
10 BOQUERON Il 1 50 66,7 83,3 | OA/FA/FOA |REDUCTOR| 230 | 34,4 EST/DEL 2010

TOTAL 1.155,5(1.540,7|1.919,8

Empresadeilransmision Electrica, SIA.
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Figura No. 1: Sistema interconectado nacional de Panama
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1.2. Pérdidas del sistema principal de transmision

Las pérdidas del sistema de transmision se calculan como porcentaje de la diferencia entre el total de
la energia recibida y el total de la energia entregada por el sistema de transmision.

En el Cuadro No. 3 se muestran las pérdidas en el sistema principal de transmision de la empresa
ETESA para el periodo 2009 — 2012, tanto en GWh como en valores porcentuales. Estos datos
fueron obtenidos de datos estadisticos sacados de la pagina web de la ASEP. En la Figura No. 2 se
muestra en forma grafica el aumento progresivo que han tenido las pérdidas del sistema en los afios
considerados. Se observa que en los ultimos tres afios estas se han incrementado en un 42%

aproximadamente.

Cuadro No. 3

Pérdidas en el sistema principal de transmision para el periodo 2009-2012.

3 Energ@ Recibida por | Energia Entregada por Pérdidas % de
ANO el Sistema de el Sistema de (GWh) Pérdidas

Transmisién (GWh) Transmisién (GWh)

2009 6,605.15 6,478.20 126.95 1.96%
2010 7,083.36 6,941.34 142.02 2.05%
2011 7,489.17 7,324.05 165.12 2.25%
2012 4,047.37 3,938.08 109.29 2.78%

Nota: Las pérdidas para el afio 2012 corresponden al primer semestre del afio.

% de pérdidas del sistema
principal de transmision

3.00%

2.50%

_—

/

2.00%

1.50%

1.00%

0.50%

0.00%

2009

2010 2011

2012

Figura No. 2

Pérdidas en el sistema principal de transmision para el periodo 2009-2012
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1.3. Inversiones

El andlisis de las inversiones se realiza presentando el total de las inversiones realizadas por
ETESA, incluyendo inversiones para el Sistema Principal de Transmision (SPT), Sistema de
Conexion (SC), y para la Operacion Integrada que incluye el Centro Nacional de Despacho (CND) e
Hidrometeorologia. Se hace una comparacion entre las proyecciones de inversiones en el periodo
tarifario (datos sacados del informe final de “Ingreso maximo permitido (IMP) para la empresa de
transmision eléctrica, s.a. para el periodo 2009-2013”) e inversiones informadas por la empresa
transportistas en los estados financieros de ETESA.

Las inversiones analizadas corresponden a inversiones acumuladas en el periodo, desde el afio 2009
al 2012. Es importante destacar que las inversiones obtenidas de los estados financieros,
corresponden a montos efectivamente erogados afilo por afio, mientras que las inversiones
proyectadas corresponden a valores nominales determinados en la revision tarifaria anterior.

El Cuadro No. 4 y la Figura No. 3 muestran los resultados de las inversiones totales acumuladas
para el periodo 2009-2012, tanto proyectadas segin estudio IMP como efectivamente realizadas
segun estados financieros de la empresa, excluyendo inversiones en curso. Puede observarse de la
figura que el total de las inversiones efectivamente realizadas e incorporadas al servicio es sélo el
56.96% de las proyectadas hasta el afio 2012.

Cuadro No. 4
Inversiones totales acumuladas de ETESA.

Inversiones totales acumuladas
2009 2010 2011 2012
(Balboas)
Proyectados de IMP 30,882,000f 40,598,350 95,296,850 130,187,350
De estados financieros 2,113,168| 23,952,320 29,566,590 74,158,731

Inversionestotales acumuladas
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(=] (=]

De estados financieros

2009 2010 2011 2012

Figura No. 3
Inversiones totales acumuladas de ETESA
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1.4. Gastos

En esta seccion se hace una comparacion de los gastos totales de la empresa ETESA. La
comparacion se realiza entre los gastos proyectados para periodo tarifario, obtenidos a partir de la
aplicacion de la metodologia para el calculo del IMP para el futuro, y los gastos declarados en los
estados financieros de la empresa.

Los gastos presentados corresponden a gastos anuales desde el afio 2009 a 2012, y corresponden a
gastos de operacion y mantenimiento, administrativos y generales de la empresa, tanto para el
Sistema Principal de Transmision (SPT), el Sistema de Conexioén (SC), y para la Operacion
Integrada. El Cuadro No. 5 y la Figura No. 4 muestran la evolucién que tuvieron los gastos totales
anuales de la empresa en el periodo considerado. De los mismos se observa que sostenidamente los
gastos declarados por la empresa exceden los proyectados en el estudio del IMP entre un 25% y
38%.

Por otro lado en el Cuadro No. 5 y en Figura No. 5 se muestra la evolucion de las depreciaciones de
la empresa en el periodo de analisis. Los depreciaciones incluyen depreciacion por: equipos de sub-
estacion, torres y accesorios, postes y accesorios, conductores aéreos, edificio, equipos de
comunicacion, equipo y mobiliario de oficina, equipos de transporte, caminos y senderos, equipos
de informatica, equipos de laboratorios, equipos mecanicos, etc.

Cuadro No. 5
Gastos totales anuales de ETESA

2009 2010 2011 2012

Proyectados | Segun estados | Proyectados | Segln estados | Proyectados | Segln estados | Proyectados | Segin estados
segln IMP financieros segln IMP | financieros | segun IMP financieros segin IMP | financieros

Gastos totales anuales [B/.] 14,629,000 18,595,576 15,126,400 20,023,145| 16,198,700 22,440,579| 17,347,000 21,974,826
Depreciacion [B/.] 9,680,000 12,564,066| 11,092,000 11,960,278| 11,015,000 12,839,446| 13,031,000 15,058,722

Gastos totales anuales
25
20 ._.-—.___._._______._/
: 10
5 —Proyectadosde IM? |
——De eslados linuncieros
0
2009 2010 2011 2012
Figura No. 4

Gastos totales anuales de ETESA
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1.5. Ingresos
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Depreciaciones anuales de ETESA

A continuacion se presenta los Ingresos Méaximos Permitidos (IMP) para la empresa ETESA
correspondiente al periodo 2009-2013. El proceso de calculo del IMP hace uso de criterios y
definiciones analizadas y resueltas en informes previos relacionados basicamente con el tema de las
Empresas Comparadoras y Tasa de Retorno. En el Cuadro No. 6 y en la Figura No. 6 se muestra la
evolucion del IMP en el periodo tarifario, comparado con los ingresos reales obtenidos por la
empresa en esos aflos. Los ingresos presentados corresponden a ingresos que tuvo la empresa por el
Sistema Principal de Transmisién (SPT), el Sistema de Conexion (SC), y por la Operacion

Integrada.
Cuadro No. 6
IMP e ingresos de ETESA para el periodo 2009-2012.
2008 2010 2011 2012

Proyectados | De estados| Proyectados | De estados| Proyectados | De estades| Proyectados | De estados|

de IMP  |financlercs] deIMP |financleros] deIMP  |financleros| de IMP  |financieros

! toteles 47,133,0000 48,155,301 49,371,000] 51,641,1 52,718,000] 48,607, 58,788,000| 56,388,831
Anuales (Balboas)] #* I A | e -
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IMP vs Ingresos
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Figura No. 6
IMP versus Ingresos de ETESA para el periodo 2009-2012.

1.6. Calidad del Servicio

El Reglamento de Transmision, en su Titulo VII: Normas de Calidad del Servicio para el Sistema de
Transmision, seccion VIL.1.1: Confiabilidad del Sistema Principal de Transmision establece los
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 expresiones matematicas:

Z kVAfsi

FMIK =2
kT4 max
S kVAfsi * Tfsi
TTIK = =
k74 max

Donde:

kVAfsi = kVA instalado interrumpido en el punto de interconexion. En los casos en que no exista
equipamiento de transformacion, se computara la potencia que estaba siendo transportada
antes de la interrupcion a través de la instalacion afectada. De no resultar posible su
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determinacion se la considerard igual a la potencia maxima transportada por la instalacion
afectada en el periodo controlado.

kVA max = kVA maximo instalado en el punto de interconexioén. En los casos en que no exista
equipamiento de transformacion se considerara la potencia maxima transportada por la
instalacion afectada en el periodo controlado.

Tfsi = Duracion de cada interrupcion.
n = namero de interrupciones en el periodo.

Los limites de referencia para cada uno de estos indicadores se estipulan en el Articulo 106 del
referido Reglamento y son los que muestra el Cuadro No. 7.

Cuadro No. 7
Limites de FMIK y TTIK

Vigencia de la norma
Antes del 1-01-06 A partir del 1-01-06

FMIK 2/ano 1.5/ano
TTIK 8 hr./ano 6 hir./ano

Los indicadores de Calidad miden la confiabilidad del Sistema Principal de Transmision (SPT) en
nueve (9) puntos de entrega, los cuales se muestran a continuacion en el Cuadro No. 8.

Cuadro No. 8
Puntos de entrega para evaluacion de indicadores FMIK y TTIK

Puntos de entrega para evaluacion de indicadores FMIK y TTIK

IDPtoEntrega | Punto de Entrega Ubicacion Cliente

7101 115-32 .

7102 115-38 S/E Chilibre

7103 115-7 ENSA

7104 115-9 S/E Panama

7105 115-10

7106 115-6

7107 115-8 S/E Panama EDEMET

7108 115-22

7109 115-CP S/E Cemento Panama | Cemento Panamé
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Los criterios, para establecer si un evento es valido o no para el calculo de los Indices
deConfiabilidad son los siguientes:

v Ser un evento responsabilidad de ETESA.

v Ocurrir en ¢l Sistema Principal de Transmision (SPT).

v Tener una duracion mayor a los tres (3) minutos.

v No haber sido aceptados por la Autoridad como Caso Fortuito o Fuerza Mayor.

En el Cuadro No. 9 se muestran los valores de los indicadores FMIK y TTIK para el periodo 2009-
2012 segun lo informado por la empresa ETESA en los documento: “Indicadores de calidad 2009,
2010, 2011 y 2012”. Durante los afios 2009 a 2012, no hubieron eventos responsabilidad de ETESA,
que afectaran los puntos de entrega asociados al cumplimiento de los indicadores de calidad.
Consecuentemente, los valores finales FMIK y TTIK para los 9 puntos de entrega del Sistema
Principal de Transmision son cero, tal como se muestra en el Cuadro No. 9.

Cuadro No. 9
Indicadores FMIK y TTIK para el periodo 2010-2012
ID Pto 2009 2010 2011 2012
Entrega FMIK TTIK FMIK TTIK FMIK TTIK FMIK TTIK

7101 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00
7102 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00
7103 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00
7104 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00
7105 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00
7106 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00
7107 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00
7108 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00
7109 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00

Logicamente por los valores declarados, los indicadores de calidad de servicio se encuentran dentro
de los limites establecidos para este periodo en todos los puntos de entrega del Sistema Principal de
Transmision. No obstante ello esta situacion mereceria ser revisada pues resulta extrafio que durante
4 afios ningun evento que haya afectado al sistema de transmision haya sido responsabildiad de
ETESA.

1.7. Analisis de la Evolucion Econémica Financiera (Indicadores)

Los indicadores economicos financieros permiten lograr un diagnostico general de la situacion de la
empresa. A continuacion se hace un analisis de los principales indicadores econdémicos financieros.
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1.7.1. Indicadores de rentabilidad

Estos indicadores pretenden reflejar los resultados econdomicos de una gestion. Por lo general
vinculan distintos componentes del estado de resultados con el balance general. Los principales
indicadores de rentabilidad a analizar son: Margen neto, Tasa de retorno sobre el patrimonio neto
(ROE, Return On Equity), y Tasa de retorno sobre activos (ROA, Return On Assets). El Margen
neto expresa el beneficio neto final (resultado del ejercicio) de la empresa como porcentaje de los
ingresos. El ROE indica el porcentaje que representa la ganancia, o pérdida, de la empresa respecto
del capital propio, esto es la ganancia que los accionistas estdn obteniendo por su inversion. El ROA
mide la capacidad de la empresa para remunerar los capitales a su disposicion, ya sean propios o
ajenos.

El Cuadro No. 10 y la Figura No. 7 muestran la evolucion de los indicadores. Se observa un
mantenimiento de los indicadores ROE y ROA en los afios analizados. Se destaca el alto valor del
margen neto para los primeros afios, sin embargo se observa también una baja sostenida de este
indicador después del 2010.

Cuadro No. 10
Indicadores de rentabilidad

2009 2010 2011 2012
ROE = Resultado Neto /
. . 4.86% 5.40% 3.77% 4.03%
Patrimonio neto
ROA = Resultado Neto /
3.38% 3.94% 2.64% 3.00%

Activo total

Margen Neto = Resultado
21.29% 22.65% 18.17% 14.79%

Neto / Ingresos totales

Pagina 74 de 187



25% Indicadores de rentabilidad
20%
15%
10%
5%
0%
2009 2010 2011
= ROE = Resultado Neto / Patrimonio neto
e ROA = Resultado Neto / Activo total
Margen Neto = Resultado Neto / Ingresos totales
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Figura No. 7

Indicadores de rentabilidad

1.7.2. Indicador de liquidez

El indicador de liquidez pretende medir la capacidad de pago de la empresa de corto plazo. El
analisis de liquidez muestra una buena relacion de este indicador, inclusive en los ultimos afios
donde se observa una caida de su valor pero siempre por encima de uno, lo que muestra a la
compaiiia en una adecuada situacion para hacer frente a sus obligaciones inmediatas.

El Cuadro No. 11 y la Figura No. 8 muestran la evolucion del indicador para los afios considerados.

Cuadro No. 11

Indicador de liquidez

2009

2010

2011

2012

Liquidez = Activo corriente /
1.58

Pasivo corriente

1.63

1.14

1.08
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1.7.3. Relaciones de endeudamiento

Figura No. 8
Evolucion del indicador de liquidez

Estos indicadores pretenden medir la forma en que se esta financiando la empresa, la relacion de
recursos propios y de terceros. El indicador solvencia sirve a los acreedores para considerar la
garantia que tiene sus deudas con los bienes de la empresa. El indicador de endeudamiento muestra
en qué medida la empresa financia su activo total con capital propio o capital ajeno. Si el indicador
es mayor que 1 significa que la empresa financia su activo con una mayor parte de deudas.

El Cuadro No. 12 y las Figuras No. 9 y 10 muestran la evolucion de estos indices.

Cuadro No. 12
Indicadores de endeudamiento.

2009 2010 2011 2012
Solvencia : Activo total / 3.99 3.70 3.35 3.91
Pasivo total
Endeudamiento = Pasivo 0.44 0.37 0.43 0.34
total / Patrimonio neto
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4.00 Indicador de solvencia
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Figura No. 10
Evolucion del indicador de endeudamiento

1.8. Conclusiones del analisis de la gestion de ETESA

El andlisis de la gestion de ETESA, muestra que tanto desde el punto de vista técnico, visto desde
los indicadores de calidad de servicio, como econdémico, esta es, en términos generales, buena. Los
distintos indicadores econdmico-financieros muestran valores mas que aceptables, debiendo sélo
mencionarse una baja sostenida en el Margen Neto en el periodo 2010-2012.

Por otro lado los indicadores técnicos informados por la empresa, medidos a partir de lo establecido
en la normativa de calidad de servicio, muestran una absoluta falta de fallas responsabilidad de la
empresa, lo cual deberia ser analizado pues, al menos, resulta llamativo. Las pérdidas por sulado
muestran un paulatino y sostenido crecimiento en el periodo 2009-2012.
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Una situacion distinta se observa cuando se comparan las inversiones y gastos previstos en los
estudios del IMP respecto de las realmente realizadas por la empresa segiin sus balances, los
resultados muestran:

e Para las inversiones acumulados del periodo 2009-2012, que las realizadas han sido
inferiores a las previstas, alcanzando solo el 57% de estas.

e Para los gastos totales que los declarados en balances han excedido a los asignados en los
estudios en porcentajes que varian entre el 26% y el 33% en el periodo 2009-2012.

En la practica, sin que medien variaciones importantes respecto de la demanda prevista, se ejecutd
solo algo mas del 50% de lo previsto y. no obstante ello, la calidad resulta alta. Esto, a priori, s6lo
puede tener dos explicaciones: O el plan original estaba sobreestimado o existen deficiencias en la
medicion de la calidad del servicio.

Finalmente la comparacion de ingresos entre proyectados en estudio IMP y reales muestran una
buena correspondencia difiriendo entre ambos, cuando se los mide en forma acumulada, en menos
del 2% para el periodo 2009-2012.
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2.  ANALISIS DE LA GESTION DE TRANSBA

Dadas las particulares condiciones en que se ha debido desarrollar su actividad el sector eléctrico
argentino a partir del shock devaluatorio ocurrido en diciembre de 2001 con un desajuste relativo
muy significativo de todas las magnitudes econdmicas, parece razonable antes de realziar un analisis
de la gestion de TRANSBA, brindar un resumen de su historia, principalmente en lo que tiene que
ver con los aspectos regulatorios y tarifarios.

2.1. Breve historia

La Ley No 11.771 de la provincia de Buenos Aires, sancionada en enero de 1996, autorizo al Poder
Ejecutivo de dichaprovincia a privatizar la actividad de generacion, transporte, distribucion y
comercializacion de energia eléctrica,prestaciones que se encontraban a cargo de la Empresa Social
de Energia de Buenos Aires Sociedad Anonima (EsebaS.A.).

A fin de llevar a cabo esta privatizacion, Eseba S.A. constituy6 el 20 de marzo de 1996 la Empresa
de Transporte deEnergia Eléctrica por Distribucion Troncal de la provincia de Buenos Aires
Sociedad Anénima (Transba SA).

Asimismo, Transba y el Estado Nacional, firmaron el Contrato de Concesion para la prestacion del
servicio publico deenergia eléctrica por distribucion troncal de la provincia de Buenos Aires, por el
término de 95 afios. El Ministerio deObras y Servicios Publicos de la provincia de Buenos Aires
convoco a licitacidon publica nacional e internacional para laventa del 100% del paquete accionario
de la sociedad. La privatizacion se perfecciond6 mediante la firma del Contrato deTransferencia
suscripto entre el Ministerio de Obras y Servicios Publicos de la provincia de Buenos Aires y Eseba
S.A.,en su caracter de vendedores, y Compafiia de Transporte de Energia Eléctrica en Alta Tension
Transener S.A.(Transener). Simultaneamente se recibieron los activos afectados a la prestacion del
servicio privatizado.

2.2. Panorama generall

La Compaiiia posee y opera la Red de Transba conforme al Contrato de Concesion de Transba que
confiere el derechoexclusivo a prestar el servicio publico de transporte de energia eléctrica en la
Provincia de Buenos Aires (66kV a220kV) por lineas de distribucion troncal en toda la Red de
Transba durante un periodo de 95 afios contado a partir de lafecha de transferencia de Transba.

Conforme al Contrato de Concesion, Transba, recibe ingresos de la operacion y mantenimiento de
la Red. Los ingresosque recibe son revisados por el ENRE de conformidad con la Ley de Energia
Eléctrica y los Contratos de Concesidn yestan sujetos a deducciones por penalidades por la falta de
disponibilidad de equipos de la red que se calculan deconformidad con una formula establecida en
el mismo y en otras reglamentaciones aplicables.

! TRANSBA: Memoria a los estados contables al 31/12/2012.
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Las Tarifas tienen tres componentes de remuneracion: (i) ingresos por el transporte de energia
eléctrica, (ii) cargos porcapacidad y (iii) cargos por conexién. De acuerdo a lo establecido en el
Contrato de Concesion, estos ingresos se debencalcular en Ddlares y convertir a Pesos en base al
tipo de cambio aplicable al momento de la facturacion. EI Contrato deConcesion establece un
ajuste semestral conforme a una férmula vinculada con los indices CPI/PPI de Estados Unidos.

Asimismo, el Contrato de Concesion prevé que los ingresos por transporte de energia eléctrica
deben ser revisados por elENRE cada cinco afios (se denomina a cada periodo de cinco afios
conforme al Contrato de Concesion de Transba unPeriodo Tarifario de Transba) y que los ingresos
pagaderos a nuestra Compafiia por capacidad y conexion deben serrevisados por el ENRE al
finalizar cada Periodo de Gestidn. Sin embargo, la Ley de Emergencia convirtid nuestros ingresosa
Pesos a un tipo de cambio de Ps. 1.00 por cada U$S 1.00 y quedaron sin efecto los ajustes conforme
al CPI/PPI de EstadosUnidos previstos en los términos de los Contratos de Concesion. Una de las
consecuencias de la Ley de Emergencia ha sidola eliminacion de la primer Revision de Tarifas de
Transba debido al hecho de que las tarifas son actualmente objeto delproceso de renegociacién de
los Contratos de Concesion. En enero de 2002, el Estado Nacional pesificé y congel6nuestras
tarifas y la actual renegociacién de los Contratos de Concesién podria dar como resultado nuevos
términos ycondiciones que podrian tener un impacto adverso significativo sobre nuestra situacion
patrimonial futura.

Transba percibe los ingresos por tarifas por la operacién y mantenimiento del sistema de transporte
en pagos mensualesefectuados por CAMMESA que los abona con los cargos que percibe de los
distribuidores locales de electricidad,generadores y grandes usuarios de electricidad.

Ademas de los ingresos regulados, Transba percibe otros ingresos relacionados con la prestacion
de servicios a terceroscomo Participacion en las obras de ampliacion del sistema, supervision de
obras y otros.

2.3. Estado de situacion a diciembre 2012

Por constituir un informe que refleja el estado de situacion de la empresa en forma completa y
actualizada, consideramos de valor reproducir en forma textual lo mencionado por la empresa en las
Memorias al Balance 2012:

“En su decimoquinto periodo de operaciones, Transba, continud reafirmando su liderazgo en el
sector de transmision deenergia eléctrica por distribucién troncal en la Region Eléctrica Buenos
Aires, cumpliendo los objetivos técnicos, deoperacion y de calidad de servicio previstos por el
Directorio y afianzando el compromiso con el medio ambiente.

La Compafiia ha finalizado el afio con un valor de indice de fallas cada 100 km de lineas de 1,51.

La Ley de Emergencia Publica y Reforma del Régimen Cambiario (Ley N° 25.561), a la vez que
establecio los precios ytarifas de los contratos de servicios publicos en pesos a la relacion de
cambio un peso ($ 1) igual un délar estadounidense(U$S 1), impuso sobre las empresas que
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brindan servicios publicos, tales como Transba S.A., la obligacion derenegociar los contratos
existentes con el Estado Nacional mientras se continta con la prestacion del servicio. Estasituacion
afectd significativamente la situacién econémica y financiera de la Sociedad.

En Mayo de 2005 Transba S.A. firmo el Acta Acuerdo con la Unidad de Renegociacién y Analisis de
Contratos deServicios Publicos (UNIREN) que contienen los términos y condiciones de la
adecuacion del Contrato de Concesion.

En funcion de las pautas establecidas en la mencionada Acta Acuerdo, estaba previsto i) llevar a
cabo una Revisiéon Tarifaria Integral (RTI) ante el Ente Nacional Regulador de la Electricidad
(ENRE) y determinar un nuevo régimentarifario para Transba S.A., el cual deberia haber entrado
en vigencia en Mayo de 2006 yii) el reconocimiento de los mayores costos operativos que ocurran
hasta la entrada en vigencia del régimen tarifario queresulte de la mencionada RTI.

Desde el afio 2006 Transba S.A. ha solicitado al ENRE la necesidad de regularizar el cumplimiento
de los compromisosestablecidos en el Acta Acuerdo, manifestando el incumplimiento por parte de
dicho organismo de los compromisosestablecidos en la misma, la grave situacion planteada con
motivos de dichos incumplimientos, y su disponibilidad acontinuar el proceso de RTI en la medida
que se continde con la vigencia de los restantes compromisos asumidos por lasPartes y se resuelva
el nuevo régimen resultante del proceso de RTI.

Oportunamente, Transba S.A. present6 sus pretensiones tarifarias en virtud de lo establecido en el
Acta Acuerdo y en el articulo 45 y concordantes de la Ley 24.065, a los efectos de su tratamiento,
desarrollo de Audiencia Publica y definicién del nuevo cuadro tarifario.

A pesar de ello, a la fecha, el ENRE no ha convocado ain a Audiencia Publica y no le dio
tratamiento correspondiente alos requerimientos tarifarios solicitados por Transba S.A. en el marco
de la RTI.

Con el fin de comenzar a regularizar la situacion tarifaria Transba S.A. firmé con la Secretaria de
Energia y el ENRE unAcuerdo Instrumental al Acta Acuerdo UNIREN (el Acuerdo Instrumental),
estableciendo entre otros puntos:

e el reconocimiento de un crédito a Transba S.A. por las variaciones de costos por el periodo
Junio 2005 —Noviembre 2010, calculado a través del indice de variacion de costos del Acta
Acuerdo (IVC),

e la cancelacion mandatoria del financiamiento recibido de Comparfiia Administradora del
MercadoMayorista Eléctrico S.A. (CAMMESA) mediante la cesidn de los créditos resultantes
del reconocimientode variaciones de costos, mencionados en el punto anterior,

e un mecanismo de pago de los saldos a favor pendientes, durante el afio 2011,

e el reconocimiento de un monto adicional a recibir a través de CAMMESA a destinar a
inversiones en elsistema por $ 18.4 millones,

e un procedimiento para la actualizacion y pago de las variaciones de costos que surjan
siguiendo lasecuencia de los semestres ya transcurridos desde el 1 de Diciembre de 2010 hasta
el 31 de diciembre de2011,
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CAMMESA estimé el monto adeudado a Transba S.A. por las variaciones de costos ocurridas en el
periodo Junio 2005-Noviembre 2010 al 17 de Enero de 2011, ascendiendo dicho monto a $119.1
millones.

En virtud del Acuerdo Instrumental, el dia 2 de Mayo de 2011, se firmé con CAMMESA la
ampliacion al acuerdo definanciamiento (Addenda Il) por la cual se acordaron: i) la cancelacion de
las sumas percibidas al dia 17 de Enero de2011 en virtud de los préstamos otorgados por los
acuerdos de financiamiento del 12 de Mayo de 2009, ii) otorgar aTransba S.A. un nuevo préstamo
por la suma de $ 134.1 millones, correspondiente al saldo a favor por los créditosreconocidos por
la Secretaria de Energia y el ENRE por las variaciones de costos desde Junio 2005 a Noviembre
2010 vyiii) la cesién en garantia del saldo de los créditos reconocidos por mayores costos al 30 de
Noviembre de 2010 conformeal Acuerdo Instrumental a los efectos de cancelar los importes a ser
recibidos por aplicacion de la nueva ampliacionfirmada.

Cabe destacar que los fondos que conforman la Addenda Il estarian destinados a la operacion y
mantenimiento y al plan de inversiones correspondiente al afio 2011 y serian desembolsados
mediante adelantos parciales en funcion de lasdisponibilidades de fondos con los que contara
CAMMESA conforme lo instruyera la Secretaria de Energia de laNacion.

Los citados compromisos del Estado Nacional se han visto demorados puesto que al 31 de
Diciembre de 2011- fecha devencimiento del Acuerdo Instrumental- los importes recibidos de
CAMMESA no llegaron al 18% de los montos previstos en la Addenda Il y no se percibi6 importe
alguno por el ajuste de remuneracion que se debid aplicar desde el 1de Diciembre de 2010.

Asi, CAMMESA continu6 liquidando la remuneracion de Transba S.A., por el servicio publico de
transporte de energia eléctrica bajo el mismo valor establecido en las Resolucion ENRE N° 327/08,
sin tener en consideracion los valores tarifarios informados por el ENRE a la SE, mediante Nota N°
99868 del 21 de Junio de 2011, N° 102.539 del 19 deEnero de 2012 y N° 102.731 del 6 de Enero de
2012, conforme lo dispuesto en la clausula primera inciso B) del Acuerdo Instrumental.

Por lo tanto, el ajuste de la remuneracion desde el 1 de Diciembre de 2010, el pago de los créditos
gue se generen poreste concepto, y los intereses que correspondan hasta su efectiva cancelacion,
aun se encuentran pendientes. Dichos montos deberan ser incluidos en nuevas Addendas a firmar
con CAMMESA.

En virtud de la demora antes indicada, se ha solicitado en reiteradas oportunidades a la Secretaria
de Energia adoptar las medidas pertinentes para regularizar los desembolsos previstos en la
Addenda Il del Contrato de Mutuo y Cesion de Créditos en Garantia, de manera que se cumplan las
obligaciones previstas dentro del plazo establecido en el Acuerdo Instrumental.

Con fecha 19 de Marzo de 2012 la Secretaria de Energia instruy6 a CAMMESA efectuar los
calculos de los montos adeudados a Transba S.A. por las variaciones de costos incurridos en el
periodo Diciembre 2010 — Diciembre 2011, incluyendo los intereses correspondientes, para lo cual
deberia procederse a la ampliacion del Contrato de Mutuo y Cesion de Créditos en Garantia con
los importes que resultan de los calculos practicados por el ENRE para dicho periodo.
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Por su parte, el 22 de Mayo de 2012, CAMMESA remiti0 a la Secretaria de Energia los resultados
de los calculos realizados. Los mismos han sido observados por la Compariia mediante nota DG N°
46/12 del 28 de Junio de 2012, remitida a la Secretaria de Energia. A la fecha, ain se encuentra
pendiente la ampliacion del Contrato de Mutuo y Cesionde Créditos.

En el mes de Marzo de 2012, Transba S.A. inici0 las acciones judiciales pertinentes ante la falta de
respuesta de la Secretaria de Energia, el ENRE y/o CAMMESA respecto de las numerosas
presentaciones administrativas realizadas a los efectos de lograr el cumplimiento del Acta Acuerdo
y Acuerdo Instrumental, a saber: (a) demanda para que la SE remita a CAMMESA el saldo de pago
del periodo Junio 2005 — Noviembre 2010, segun el Contrato de Mutuo celebrado con CAMMESA,;
(b) demanda para que la SE instruya a CAMMESA a ampliar el Contrato de Mutuo por el
diferencial del periodo Diciembre 2010 — Diciembre 2011 entre la remuneracién liquidada segun
Resoluciones ENRE N° 327/08 y los valores remunerativos determinados en el Acuerdo
Instrumental; y remita los fondos para los desembolsos; (c) accién de amparo contra la SE para
que apruebe los IVC ya calculados e informados por el ENRE mediante Notas 102.539 y102.731; e
instruya a CAMMESA a ampliar el Contrato de Mutuo; y remita los fondos para los desembolsos; y
(d) accion de amparo contra el ENRE para que se instruya a CAMMESA a liquidar, a partir de
Enero 2012, la remuneracion considerando los valores remunerativos determinados en el Acuerdo
Instrumental.

Con fecha 16 de Julio de 2012 la Sociedad recibié una copia de la Nota SE N° 4309 en virtud de la
cual la Secretaria de Energia instruy6 a CAMMESA a celebrar con Transba S.A. una tercera
Addenda al Contrato de Mutuo y Cesion de Créditos en Garantia (el Contrato de Mutuo),
ampliando el monto a la suma de $ 98.2 millones, respectivamente (los cuales a su vez fueran
informados por CAMMESA a la Secretaria de Energia mediante Nota B-70754-1).

Sin perjuicio de ello, la Secretaria de Energia indicé que previo a dar cumplimiento a la
celebracidn de la tercera Addenda, Transba S.A. debera presentar ante CAMMESA, las constancias
correspondientes a los desistimientos ante losTribunales pertinentes de todas las acciones judiciales
que se hubieran iniciado respecto al motivo de la Nota SE N°4309/2012, lo cual se encuentra en
andlisis a la fecha.

Al 31 de Diciembre de 2012 los desembolsos recibidos de CAMMESA no llegaron al 54% de los
montos previstos en las Addendas Il, no habiéndose percibido monto alguno con relacion a los
montos adicionales para inversiones en el sistema previstos en el Acuerdo Instrumental.

En el siguiente cuadro se detallan los montos percibidos y el saldo pendiente de desembolsar con
relacion a las Addendas I1:

Concepto Millones de Pesos
Montos adeudados segiin Acuerdo Instrumental 119.1
Cancelacién financiamiento al 17/01/11 (32.2)
Montos para inversiones y otros conceptos 47.2
Monto total Addenda Il 134.1
Montos percibidos Addenda Il al 31/12/12 (71.0)
Saldo pendiente de desembolso al 31/12/12 63.1
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El pasivo por la totalidad de los desembolsos percibidos por la Addenda Il al 31 de Diciembre de
2012 ha sido cancelado a través de la cesion de los créditos reconocidos por mayores costos,
conforme al Acuerdo Instrumental. Con posterioridad al 31 de Diciembre de 2012 y hasta la fecha
de emision de los presentes estados contables ingresaron desembolsos por $ 8.0 millones.

Se han registrado en los presentes estados contables los resultados generados por el
reconocimiento de las variaciones decostos por parte de la Secretaria de Energia y el ENRE, hasta
las sumas percibidas a través de la Addenda 1.

Consecuentemente Transba S.A. ha reconocido ingresos por ventas por $ 20.2 millones y $ 7.8
millones e intereses ganados por $ 23.6 millones y $ 9.7 millones, para los ejercicios finalizados el
31 de Diciembre de 2012 y 2011, respectivamente.

La demora en el cumplimiento de los compromisos asumidos por el Estado Nacional en virtud de
los mencionados acuerdos y el constante aumento de los costos de operacion, contintan afectando
significativamente la situacion econdmica y financiera de la Sociedad.

La Sociedad estima que de continuar las condiciones existentes a la fecha de los presentes estados
contables y los atrasosde CAMMESA en el pago de la remuneracion mensual por el servicio de
transporte de energia eléctrica registrados apartir de Octubre de 2012, la situacion seguiria
deteriorandose, previéndose para el préximo ejercicio resultadosoperativos negativos.

Las circunstancias descriptas podrian afectar el desarrollo futuro de las operaciones de Transbha
S.A., ya que depende dela evolucion de factores no controlables por la Sociedad. La Sociedad ha
preparado los presentes estados contables utilizando principios contables aplicables a una empresa
en marcha. Por lo tanto, dichos estados contables no incluyenlos efectos de los eventuales ajustes y
reclasificaciones, si los hubiere, que podrian requerirse de no resolverse las situaciones descriptas
a favor de la continuidad de las operaciones de la Sociedad y la misma se viera obligada a realizar
sus activos y cancelar sus pasivos, incluyendo los contingentes, en condiciones diferentes al curso
normal de sus negocios™.
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2.4. Descripcion de las instalaciones

TRANSBA S.A., Transporte de Energia Eléctrica de Buenos Aires Sociedad Andnima, tiene a su
cargo la operacion y el mantenimiento de la red de 132 kV de la provincia de Buenos Aires, con
excepcion de las instalaciones ubicadas dentro de la jurisdiccion de EDENOR S.A., EDESUR S.A.
y EDELAP S.A. Adicionalmente, opera y mantiene las Estaciones Transformadoras de 500 kV
Olavarria, Bahia Blanca y Campana, en caracter de Transportista Independiente de TRANSENER
S.A. (TIBA), y algunas instalaciones de 66 kV.

Un resumen de las instalaciones que la componen, segiin Memoria y Balance 2012, es el siguiente:

I.

2.

Se vincula con TRANSENER S.A. en los siguientes puntos:

6,158 km de lineas

v' 398 km de 66 kV
v 5,583 km de 132 kV
v 177 km de 220 kV

91 Estaciones Transformadoras

v’ 3 Estaciones Transformadoras de 500 kV (TIBA)
v’ 3 Estaciones Transformadoras de 220 kV

v" 80 Estaciones Transformadoras de 132 kV

v’ 5 Estaciones Transformadoras de 66 kV

5,397 MVA de Transformacion

v 1,800 MVA de Transformacion en 500 kV (TIBA)
v’ 3,597 MVA de Transformacion en 220, 132, 66 y 33 kV

583 Conexiones

v’ 325 Conexiones en 13,2 kV

v' 189 Conexiones en 33 kV

v’ 7 Conexiones en 66 kV

v' 59 Conexiones en 132 kV (22 de TIBA)
v 1 Conexion en 220 kV

v' 2 Conexiones en 500 kV (TIBA)

v' Olavarria 500 kV

v’ Bahia Blanca 500 kV
v Campana 500 kV

v" Ramallo 220 kV
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v" Atucha 132 kV
v" Henderson 220 kV
v' Villa Lia 220 kV

Dentro de su area de concesion Transba S.A. presta servicio de transporte a 3 empresas
distribuidoras provinciales (EDEA S.A., EDEN S.A. y EDES S.A.), 27 Cooperativas (como
distribuidoras) y otros 19 agentes del MEM (GUMAS) que se encuentran conectados directamente a
su red.

Asimismo a la red de la provincia de Buenos Aires estan conectados 167 grupos generadores con
una potencia instalada de 1.982 MW.

A ello debe agregarse unos 500 interruptores de alta tension, aproximadamente 1.189 de media
tension, mas de 3.000 seccionadores, mas de 100 equipos de servicios auxiliares de CC y CA, mas
de 2.000 relés de proteccion, aproximadamente 3.000 transformadores de medida, sistemas
SCADA, comunicaciones, etc.

Un detalle de las principales instalaciones del sistema de transmision existentes a la fecha de
elaboracion de la Guia de Referencia 2013-2020 (principios de 2012) se aprecia en los Cuadros No.
13y 14.
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Cuadro No. 13
Detalle instalaciones TRANSBA: Lineas de transmision

E.T. Origen E.T. Destino Terna | Tens. |Ramal|pygpietario Long. Conductores Hilo guardia Torres
nom. [ @) total Compartida
Ne kv Ne km Secc. mn¥ | Tipo [Material |N° x fase [Secc. mm? |Material Material SilNo | km

SAN ANTONIO DE ARECO "T" A 1CAVL1 132 TRANSBA 18.40(300/50 Al/Ac 1 50|AC NO
ATUCHA ZARATE 132 TRANSBA 22.10|185/30 Al/Ac 1 50(AC HORMIGON NO
AZUL CACHARI 1 132 TRANSBA 55.70|185/30 Al/Ac 1 50|AC HORMIGON NO
AZUL OLAVARRIA 132 TRANSBA 51.40|185/30 Al/Ac 1 50(AC HORMIGON NO
BAHIA BLANCA CORONEL PRINGLES 132 TRANSBA 102.09(185/30 Al/Ac 1 50|AC HORMIGON NO
BAHIA BLANCA CORONEL DORREGO 132 TRANSBA 77.50|185/30 Al/Ac 1 50(AC HORMIGON NO
BAHIA BLANCA NORTE DOS 132 TRANSBA 19.00|185/30 Al/Ac 1 50(AC HORMIGON NO
BAHIA BLANCA PEDRO LURO 132 TRANSBA 141.00(185/30 Al/Ac 1 50|AC HORMIGON NO
BAHIA BLANCA PETROQUIMICA 132 TRANSBA 29.80(185/30 Al/Ac 1 50(AC HORMIGON NO
BAHIA BLANCA PETROQUIMICA 132 TRANSBA 29.80(185/30 Al/Ac 1 50|AC HORMIGON NO
BAHIA BLANCA PETROQUIMICA 132 TRANSBA 29.80(185/30 Al/Ac 1 50(AC HORMIGON NO
BAHIA BLANCA PUNTA ALTA 132 TRANSBA 24.10|185/30 Al/Ac 1 50(AC HORMIGON NO
BAHIA BLANCA TORNQUIST 132 TRANSBA 77.30|185/30 Al/Ac 1 50|AC HORMIGON NO
BARADERO PAPEL PRENSA 132 TRANSBA 24.00|300/50 Al/Ac 1 50(AC HORMIGON NO
BRAGADO CHACABUCO 132 TRANSBA 60.60|300/50 Al/Ac 1 50(AC HORMIGON NO
BRAGADO CHIVILCOY 132 TRANSBA 49.00|300/50 Al/Ac 1 50(AC HORMIGON NO
BRAGADO LINCOLN 132 TRANSBA 109.40(300/50 Al/Ac 1 50(AC HORMIGON NO
BRAGADO SALADILLO 132 TRANSBA 83.80(185/30 Al/Ac 1 50|AC HORMIGON NO
BARKER OLAVARRIA 132 TRANSBA 139.40(300/50 Al/Ac 1 50(AC HORMIGON NO
BARKER TANDIL 132 TRANSBA 47.70|300/50 Al/Ac 1 50|AC HORMIGON NO
BALCARCE MAR DEL PLATA 132 TRANSBA 62.90|300/50 Al/Ac 1 50(AC HORMIGON NO
BALCARCE TANDIL 132 TRANSBA 103.60(300/50 Al/Ac 1 50(AC HORMIGON NO
BAHIA BLANCA URBANA CT LUIS PIEDRABUENA 132 KV 132 TRANSBA 1.90(185/30 Al/Ac 1 50|AC HORMIGON NO
BAHIA BLANCA URBANA PETROQUIMICA 132 TRANSBA 3.20(185/30 Al/Ac 1 50(AC HORMIGON NO
CAMPANA CORCEMAR 132 TRANSBA 5.00|185/30 Al/Ac 1 50|AC HORMIGON NO
CAMPANA PRAXAIR 132 TRANSBA 6.10|185/30 Al/Ac 1 50(AC HORMIGON NO
CAMPANA SIDERCA 0 132 TRANSBA 2.20(300/50 Al/Ac 1 50(AC HORMIGON NO
CAMPANA SIDERCA 1 132 TRANSBA 3.20|300/50 Al/Ac 1 50|AC HORMIGON NO
CAMPANA VILLA LIA 132 TRANSBA 43.00(300/50 Al/Ac 1 50(AC HORMIGON NO
CHACABUCO CHACABUCO INDUSTRIAL 132 TRANSBA 15.90{300/50 Al/Ac 1 50|AC HORMIGON

CACHARI LAS FLORES 1 132 TRANSBA 51.30(185/30 AllAc 1 50(AC HORMIGON NO
CACHARI RAUCH 1 132 TRANSBA 19.60{185/30 Al/Ac 1 50|AC HORMIGON NO
CHACABUCO INDUSTRIAL SALTO 132 TRANSBA 48.60|300/50 Al/Ac 1 50|AC HORMIGON

CORONEL PRINGLES INDIO RICO 1 132 TRANSBA 44.40(185/30 Al/Ac 1 50(AC HORMIGON NO
CORONEL PRINGLES LAPRIDA 132 TRANSBA 71.50|185/30 Al/Ac 1 50|AC HORMIGON NO

Pagina 87 de 187



Cuadro No. 13 (Continuacion)
Detalle instalaciones TRANSBA: Lineas de transmision

E.T. Origen E.T. Destino Terna | Tens. | Ramal|propietario Long. Conductores Hilo guardia Torres
nom. [ @) total Compartida
Ne kv Ne km  [Secc. mm? | Tipo |Material |N° x fase |Secc. mn? | Material Material Si/No | km
CORONEL DORREGO TRES ARROYOS 132 TRANSBA 99.00(185/30 Al/Ac 1 50]AC HORMIGON NO
CHANARES NORTE DOS 132 TRANSBA 15.70|185/30 AllAc 1 50]AC
CHANARES PETROQUIMICA 133 TRANSBA 15.70{185/30 Al/Ac 1 50]AC
CHIVILCOY MERCEDES 132 TRANSBA 69.10(300/50 Al/Ac 1 50|AC HORMIGON NO
CHILLAR GONZALEZ CHAVES 1 132 TRANSBA 89.14(300/50 Al/Ac 1 50]AC RETICUL/HORM |NO
CHILLAR OLAVARRIA 1 132 TRANSBA 73.43|300/50 Al/Ac 1 50|AC RETICUL/HORM |NO
CAMPANA 132 KV PRAXAIR 132 TRANSBA 1.10|185/30 Al/Ac 1 50]AC HORMIGON NO
CAMPANA 132 KV SIDERCA 0 132 TRANSBA 0.30(185/30 Al/Ac 1 50|AC RETICUL NO
CAMPANA 132 KV ZARATE 132 TRANSBA 9.40]120/20 AllAc 1 50]AC RETICUL NO
COLON PERGAMINO 132 TRANSBA 52.70(185/30 Al/Ac 1 50|AC HORMIGON NO
CORCEMAR ZARATE 132 TRANSBA 7.00]185/30 AllAc 1 50]AC HORMIGON NO
CAMPANA TRES MATHEU 132 TRANSBA 16.84|300/50 Al/Ac 1 50]AC RETICUL NO
CAMPANA TRES ZARATE 132 TRANSBA 21.03|300/50 Al/Ac 1 50|AC RETICUL NO
CORONEL ROSALES PUNTA ALTA 132 TRANSBA 4.10(185/30 Al/Ac 1 50]AC HORMIGON NO
CHASCOMUS DOLORES 132 TRANSBA 90.23(185/30 Al/Ac 1 50|AC HORMIGON NO
CHASCOMUS MONTE 132 TRANSBA 114.00|185/30 Al/Ac 1 50|AC HORMIGON NO
CHASCOMUS VERONICA 132 TRANSBA 70.80(185/30 Al/Ac 1 50]AC HORMIGON NO
CALERA AVELLANEDA LOMA NEGRA 132 TRANSBA 5.30]185/30 AllAc 1 50]AC HORMIGON NO
CALERA AVELLANEDA OLAVARRIA 132 KV 132 TRANSBA 6.30|185/30 Al/Ac 1 50]AC HORMIGON NO
CORONEL SUAREZ HENDERSON 132 TRANSBA 126.90(185/30 AllAc 1 50]AC HORMIGON NO
CORONEL SUAREZ PIGUE 132 TRANSBA 47.60|185/30 Al/Ac 1 50]AC HORMIGON NO
DOLORES LAS ARMAS 132 TRANSBA 88.20(185/30 Al/Ac 1 50|AC HORMIGON NO
DOLORES SAN CLEMENTE 132 TRANSBA 102.60|185/30 Al/Ac 1 50|AC HORMIGON NO
EASTMAN PROTISA 132 TRANSBA 1.00]185/30 Al/Ac 1 50|AC HORMIGON NO
GONZALEZ CHAVES NECOCHEA 132 TRANSBA 138.86|300/50 Al/Ac 1 50|AC HORMIGON NO
GONZALEZ CHAVES TRES ARROYOS 132 TRANSBA 40.22|185/30 Al/Ac 1 50]AC HORMIGON NO
GENERAL MADARIAGA LAS ARMAS 132 TRANSBA 64.40(185/30 AllAc 1 50]AC HORMIGON NO
GENERAL MADARIAGA VILLA GESELL 132 TRANSBA 35.00(185/30 Al/Ac 1 50]AC HORMIGON NO
GENERAL LAGOS SAN NICOLAS 132 TRANSBA 13.60|300/50 AllAc 1 50]AC RETICUL NO
GENERAL PICO TRENQUE LAUQUEN 132 TRANSBA 77.40(185/30 Al/Ac 1 50]AC HORMIGON
GUATRACHE PIGUE 132 TRANSBA 102.00|185/30 Al/Ac 1 50|AC HORMIGON NO
HENDERSON OLAVARRIA 132 TRANSBA 139.90|435/55 Al/Ac 1 95|AC HORMIGON NO
HENDERSON TRENQUE LAUQUEN 132 TRANSBA 105.40|185/30 Al/Ac 1 50|AC HORMIGON NO
IMSA JUNIN 132 TRANSBA 8.50|300/50 Al/Ac 1 50|AC HORMIGON NO
IMSA LINCOLN 132 TRANSBA 61.50(300/50 Al/Ac 1 50]AC HORMIGON NO
JUNIN ROJAS 132 TRANSBA 47.70]300/50 AllAc 1 50]AC HORMIGON NO
LAPRIDA LA PAMPITA 132 TRANSBA 72.20(185/30 Al/Ac 1 50]AC HORMIGON NO
LUJAN DOS LUJAN 132 TRANSBA 9.02|150/25-185/30 |Al/Ac 1 50]AC RETIC./HORM.
LUJAN DOS MORON 132 TRANSBA 38.29(150/25-185/30 |Al/Ac 1 50]AC RETIC./HORM.
LAS FLORES ROSAS 1 132 TRANSBA 28.40(185/30 Al/Ac 1 50|AC HORMIGON NO
LAS FLORES SALADILLO 132 TRANSBA 76.30(185/30 Al/Ac 1 50]AC HORMIGON NO
LUJAN MORON 132 TRANSBA 44.56|150/25 Al/Ac 1 50|AC RETICUL NO
LUJAN MERCEDES 132 TRANSBA 41.30]300/50 AllAc 1 50]AC HORMIGON NO
LAS ARMAS TANDIL 132 TRANSBA 122.20]185/30 Al/Ac 1 50]AC HORMIGON NO
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Cuadro No. 13 (Continuacion)
Detalle instalaciones TRANSBA: Lineas de transmision

E.T. Origen E.T. Destino Terna | Tens. | Ramal|propietario Long. Conductores Hilo guardia Torres
nom. [ () total Compartida
Ne kv Ne km  |Secc. mn? | Tipo [Material |N° x fase |Secc. mnm? | Material Material Si/lNo | km
LOMA NEGRA OLAVARRIA 132 TRANSBA 51.51|185/30 AllAc 1 50(AC HORMIGON NO
LAS TONINAS MAR DE AJO 132 TRANSBA 29.57|185/30 Al/Ac 1 50|AC HORMIGON NO
LAS TONINAS SAN CLEMENTE 132 TRANSBA 14.60(185/30 AllAc 1 50(AC HORMIGON NO
CT LUIS PIEDRABUENA 132 KJPUNTA ALTA 132 TRANSBA 25.00|185/30 Al/Ac 1 50|AC HORMIGON NO
LAS PALMAS PROTISA 132 TRANSBA 4.40(185/30 Al/Ac 1 50(AC
LAS PALMAS SAN PEDRO 132 TRANSBA 67.30|300/50 AllAc 1 50|AC
LAS PALMAS ZARATE 132 TRANSBA 8.70(300/50 Al/Ac 1 50(AC
LA PAMPITA OLAVARRIA 132 TRANSBA 27.50|185/30 AllAc 1 50(AC HORMIGON NO
MONTE ROSAS 1 132 TRANSBA 58.40|185/30 Al/Ac 1 50|AC HORMIGON NO
MAR DE AJO PINAMAR 132 TRANSBA 46.40|185/30 AllAc 1 50(AC HORMIGON NO
MAR DEL PLATA MIRAMAR 132 TRANSBA 39.29|300/50 Al/Ac 1 50|AC RETICUL NO
MAR DEL PLATA NECOCHEA 132 TRANSBA 129.00/300/50 AllAc 1 50(AC HORMIGON NO
MIRAMAR NECOCHEA 132 TRANSBA 103.29|300/50 Al/Ac 1 50|AC RETICUL NO
NECOCHEA TANDIL 134 TRANSBA 149.20|300/50 Al/Ac 1 50(AC RETICUL NO
SAN NICOLAS URBANA RAMALLO 132 TRANSBA 12.86(300/50 Al/Ac 1 50|AC HORMIGON NO
SAN NICOLAS URBANA SAN NICOLAS 132 TRANSBA 6.50|300/50 AllAc 1 50(AC HORMIGON NO
NEWTON ROSAS 1 132 TRANSBA 11.00{185/30 Al/Ac 1 50|AC HORMIGON NO
OLAVARRIA 132 KV OLAVARRIA 132 TRANSBA 35.59|185/30 Al/Ac 1 50(AC HORMIGON NO
OLAVARRIA TANDIL 132 TRANSBA 133.20|300/50 Al/Ac 1 50|AC RETICUL/HORM [NO
PIGUE TORNQUIST 132 TRANSBA 55.00|185/30 AllAc 1 50(AC HORMIGON NO
PATAGONES PEDRO LURO 132 TRANSBA 151.00|185/30 Al/Ac 1 50|AC HORMIGON NO
PATAGONES VIEDMA 132 TRANSBA 2.70|300/50 Al/Ac 1 of-- HORMIGON NO
PINAMAR VALERIA DEL MAR 132 TRANSBA 7.02(185/50 Al/Ac 1 50|AC HORMIGON NO
PERGAMINO RAMALLO 132 TRANSBA 66.80|300/50 AllAc 1 50(AC HORMIGON NO
PERGAMINO ROJAS 132 TRANSBA 36.00/300/50 Al/Ac 1 50|AC HORMIGON NO
PERGAMINO SAN NICOLAS 132 TRANSBA 70.80|300/50 Al/Ac 1 50(AC RETICUL NO
PETROQUIMICA PROFERTIL 132 TRANSBA 1.80(185/30 Al/Ac 1 50|AC HORMIGON NO
PAPEL PRENSA SAN PEDRO 132 TRANSBA 10.90(300/50 AllAc 1 50(AC HORMIGON NO
RAMALLO RAMALLO INDUSTRIAL 132 TRANSBA 17.66{300/50 Al/Ac 1 50|AC RETICUL/HORM
SIDERAR SAN NICOLAS 132 TRANSBA 1.2(300/50 Al/Ac 1 50(AC RETICUL/HORM
RAMALLO SIDERAR 132 TRANSBA 6.4]300/50 Al/Ac 1 50|AC RETICUL/HORM
RAMALLO INDUSTRIAL SAN PEDRO 132 TRANSBA 58.00|300/50 Al/Ac 1 50(AC RETICUL/HORM (Sl 7.9
SAN NICOLAS VILLA CONSTITUCION 132 TRANSBA 14.70{300/50 AllAc 1 50|AC RETICUL NO
VALERIA DEL MAR VILLA GESELL 132 TRANSBA 13.38|185/50 AllAc 1 50(AC HORMIGON NO
BRAGADO HENDERSON 220 TRANSBA 177.00)435/55 Al/Ac 1 95|AC HORMIGON NO
SAN ANTONIO DE ARECO CAPITAN SARMIENTO 66 TRANSBA 31.50|070/00 Cobre 1 25|AC HORMIGON NO
SAN ANTONIO DE ARECO LUJAN 66 TRANSBA 49.80/070/00 Cobre 1 25|AC HORMIGON NO
ARRECIFES CAPITAN SARMIENTO 66 TRANSBA 31.90|070/00 Cobre 1 25|AC HORMIGON NO
ARRECIFES PERGAMINO 66 TRANSBA 43.80/070/00 Cobre 1 25|AC HORMIGON NO
BRAGADO NUEVE DE JULIO 66 TRANSBA 60.94|070/00 Cobre 1 25(AC HORMIGON NO
CARLOS CASARES NUEVE DE JULIO 66 TRANSBA 46.80/130/00 Al-Al 1 25|AC RETICUL NO
CARLOS CASARES PEHUAJO 66 TRANSBA 53.10|070/00 Cobre 1 25(AC HORMIGON NO
PEHUAJO TRENQUE LAUQUEN 66 TRANSBA 80.10|070/00 Cobre 1 25|AC HORMIGON NO
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Cuadro No. 14

Detalle instalaciones TRANSBA: Estaciones Transformadoras

. Potencia Tensi6on nom.de red .
Estacion Transformadora | Trafo Conexion | N°
Arr. 1 Arr. 2 |Arr. 3 Arr. 1 |Arr. 2 Arr. 3 arroll.
N° MVA (1) |MVA (2)] MVA (3) | kv (1) kV (2) kv (3) Tipo

9 DE JULIO 1 10 10 66 13.8 Dy11 2
9 DE JULIO 2 10 10 66 13.8 Dy11 2
ARRECIFES 1 10 10 66 13.8 Dy1l 2
ARRECIFES 2 5 5 66 33 YyO 2
ARRECIFES 4 7.5 7.5 66 13.8 Dy11l 2
ARRECIFES 3 7.5 7.5 2.5 66 34.5 13.2 [YyO/Yd1l| 3
ARRECIFES 5 5 5 66 33 YyO 2
AZUL 1 10 10 3.3 132 35.4 13.2 | YyO/Ydll| 3
AZUL 2 15 15 5 132 35.5 13.65| YyO/Ydil| 3
AZUL 3 15 10 15 132 34.5 13.8 [ YyO/Ydll| 3
BALCARCE 1 15 10 15 132 34.5 13.8 [ YyO/Ydll| 3
BALCARCE 2 30 30 20 132 34.5 13.8 [ YyO/Ydll| 3
BARADERO 1 30 30 20 132 34.5 13.8 [ YyO/Ydll| 3
BARADERO 2 30 30 20 132 34.5 13.8 [ YyO/Yd1l| 3
BARKER 1 15 15 5 132 34.5 13.8 [ YyO/Ydll| 3
BARKER 3 5 5 33 13.8 Dy1l 2
BARKER 2 40 40 15 132 34.5 13.8 [ YyO/Ydll| 3
BARKER 4 1.5 1.5 33 13.8 Dy11 2
BRAGADO 1 150 150 25 220 138 13.8 | YyO/Yd1il| 3
BRAGADO 2 150 150 25 220 138 13.8 [ YyO/Ydll| 3
BRAGADO 3 20 20 10 132 69 13.8 [ YyO/Ydll| 3
BRAGADO 4 20 20 10 132 69 13.8 [ YyO/Yd1l| 3
BRAGADO 5 10 10 3.3 132 34.5 13.8 [ YyO/Ydll| 3
BRAGADO 6 15 10 15 132 34.5 13.8 [ YyO/Ydll| 3
CAMPANA 1 30 20 30 132 34.5 13.8 [ YyO/Ydll| 3
CAMPANA 2 30 20 30 132 34.5 13.8 [ YyO/Ydll| 3
CAMPANA Il 1 40 40 15 132 34.5 13.8 [ YyO/Ydll| 3
CAMPANA 1II 1 40 40 15 132 34.5 13.8 [ YyO/Ydll| 3
CARLOS CASARES 1 5 5 66 33 YyO0 2
CARLOS CASARES 2 5 5 66 13.8 Dyll 2
CARLOS CASARES 3 7.5 7.5 66 13.8 Dy1l 2
CARLOS CASARES 15 10 15 66 34.5 13.8 | YyO/Ydil| 3
C.SARMIENTO 1 10 5 10 66 34.5 13.8 | YyO/Ydil| 3
C.SARMIENTO 2 10 5 10 66 34.5 13.8 | YyO/Ydil| 3
C.DORREGO 1 10 10 3.3 132 13.8 13.8 [ YyO/Ydll| 3
C.DORREGO 2 10 10 3.3 132 13.8 13.8 [ YyO/Ydll| 3
C.DORREGO 3 10 10 33 13.2 Ydil/ydli| 3
C.DORREGO 4 5 5 34.5 13.2 Ydi 2
C. PRINGLES 1 10 10 3.3 132 13.8 13.8 [ YyO/Ydll| 3
C. PRINGLES 2 10 10 3.3 132 13.8 13.8 | YyO/Yd1il| 3
C.SUAREZ 1 15 10 15 132 34.5 13.8 | YyO/Yd1il| 3
C.SUAREZ 2 15 10 15 132 34.5 13.8 [ YyO/Ydll| 3
CHACABUCO 1 15 10 15 132 34.5 13.8 [ YyO/Ydll| 3
CHACABUCO 2 15 10 15 132 34.5 13.8 [ YyO/Ydll| 3
CHACABUCO IND. 1 15 10 15 132 34.5 13.8 | YyO/Ydil| 3
CHANARES 1 30 20 30 132 34.5 13.8 [ YyO/Ydll| 3
CHANARES 2 30 20 30 132 34.5 13.8 [ YyO/Ydll| 3
CHASCOMUS 1 30 30 20 132 34.5 13.8 [ YyO/Ydll| 3
CHASCOMUS 2 15 10 15 132 34.5 13.8 [ YyO/Ydll| 3
CHIVILCOY 1 30 20 30 132 34.5 13.8 [ YyO/Ydll| 3
CHIVILCOY 2 30 20 30 132 34.5 13.8 [ YyO/Ydll| 3
COLON 1 30 20 30 132 34.5 13.8 [ YyO/Ydll| 3

Pagina 90 de 187



Cuadro No. 14 (Continuacion)
Detalle instalaciones TRANSBA: Estaciones Transformadoras

o, Potencia Tensiéon nom.de red .,
Estacion Transformadora | Trafo Conexion | N°
Arr. 1 Arr. 2 |Arr. 3 Arr. 1 |Arr. 2 Arr. 3 arroll.
N° | MVA (1) [MVA (2)f MVA(3) | kv (1) | kv (2) | kv (3) Tipo

DOLORES 1 15 10 15 132 34.5 13.8 | YyO/Ydil| 3
DOLORES 2 15 10 15 132 34.5 13.8 | YyO/Ydil| 3
G. CHAVES 1 10 10 3.3 132 35.4 13.2 | YyO/Ydil| 3
G. CHAVES 2 5 5 33 13.8 Dyi11l 2
G. MADARIAGA 1 15 15 5 132 35.6 13.6 | YyO/ydil| 3
G. MADARIAGA 2 5 5 33 13.8 Dyl1 2
HENDERSON 4 40 40 15 220 138 13.8 | YyO/Ydil| 3
HENDERSON 5 15 10 15 132 34.5 13.8 | YyO/ydil| 3
HENDERSON 6 20 20 6.6 132 34.5 13.8 | YyO/ydil| 3
IMSA 1 15 10 15 132 34.5 13.8 | YyO/Ydil| 3
IMSA 1 5 5 33 13.8 Dyl1 2
JUNIN 1 30 20 30 132 34.5 13.8 | YyO/Ydil| 3
JUNIN 2 30 20 30 132 34.5 13.8 | YyO/Ydil| 3
LAPRIDA 1 10 10 3.3 132 13.8 13.8 | YyO/ydil| 3
LAPRIDA 2 15 10 15 132 34.5 13.8 | YyO/Ydil| 3
LAPRIDA 3 5 5 34.5 13.2 Ydil 2
LAS ARMAS 1 15 10 15 132 34.5 13.8 | YyO/Ydil| 3
LAS ARMAS 2 5 5 33 13.2 Dyi11l 2
LAS FLORES 1 15 5 10 132 34.5 13.8 | Yd5/YYO 3
LAS FLORES 2 15 5 10 132 34.5 13.8 | Yd5/YYO 3
LAS PALMAS 1 30 30 20 132 34.5 13.8 | YyO/Ydil| 3
LAS TONINAS 1 30 30 20 132 34.5 13.8 | YyO/Ydil| 3
LINCOLN 1 15 10 15 132 34.5 13.8 | YyO/ydil| 3
LINCOLN 2 15 10 15 132 34.5 13.8 | YyO/ydil| 3
LUJAN 1 30 20 30 132 34.5 13.8 | YyO/Ydil| 3
LUJAN 3 15 15 132 69 Yy0 2
LUJAN 2 30 20 30 132 34.5 13.8 | YyO/Ydil| 3
LUJAN 4 15 15 132 69 YyO0 2
LUJAN DOS 1 30 20 30 132 34.5 13.8 | YyO/Ydil| 3
MAR DE AJO 1 30 10 30 132 34.5 13.8 | YyO/Ydil| 3
MAR DE AJO 2 15 10 15 132 34.5 13.8 | YyO/Ydil| 3
MAR DE AJO 3 44 44 15 132 13.8 13.2 | YyO/Ydil| 3
MAR DEL TUYU 1 20 20 6.6 132 34.5 13.8 | YyO/ydil| 3
MERCEDES 1 30 20 30 132 34.5 13.8 | YyO/ydil| 3
MERCEDES 2 30 20 30 132 34.5 13.8 | YyO/Ydil| 3
MIRAMAR 1 15 10 15 132 34.5 13.8 | YyO/Ydil| 3
MIRAMAR 2 15 10 15 132 34.5 13.8 | YyO/Ydil| 3
MONTE 1 15 5 10 132 34.5 13.8 | Yd5/YYO 3
MONTE 2 15 10 15 132 34.5 13.8 | YyO/ydil| 3
MONTE 3 14 14 33 13.8 Dyl1 2
NECOCHEA 1 10 10 132 14.2 Ydil 2
NECOCHEA 2 30 20 30 132 34.5 13.8 | YyO/Ydil| 3
NECOCHEA 3 15 5 15 132 34.2 14.2 | YyO/Ydil| 3
NORTE 2 1 40 40 15 132 34.5 13.8 | YyO/Ydil| 3
NORTE 2 2 20 20 6.3 132 34.5 13.8 | YyO/Ydil| 3
OLAVARRIA 1 30 30 15 132 35.2 13.9 | YyO/Ydil| 3
OLAVARRIA 2 30 30 15 132 35.2 13.9 | YyO/Ydil| 3
OLAVARRIA 3 30 30 15 132 34.5 13.8 | YyO/ydil| 3
PAPEL PRENSA 1 15 15 5 132 34.5 13.8 | YyO/Ydil| 3
PATAGONES 1 15 10 15 132 34.5 13.8 | YyO/Ydil| 3
PATAGONES 2 15 10 15 132 34.5 13.8 | YyO/Ydil| 3
PEDRO LURO 1 15 10 15 132 34.5 13.8 | YyO/Ydil| 3
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Cuadro No. 14 (Continuacion)
Detalle instalaciones TRANSBA: Estaciones Transformadoras

o Potencia Tensi6on nom.de red =
Estacion Transformadora | Trafo Conexion | N°
Arr. 1 Arr. 2 |Arr. 3 Arr. 1 [Arr. 2 Arr. 3 arroll.
N | MVA (1) [MVA (2] MVA (3) | kv (1) | kv (2) | kv (3) Tipo

PEHUAJO 1 5 5 66 13.8 Dyi11 2
PEHUAJO 2 5 5 66 13.8 Dyl1 2
PEHUAJO 3 16 16 70 13.2 Ydil 2
PERGAMINO 1 30 20 30 132 34.5 13.8 | YyO/Yd1il| 3
PERGAMINO 2 30 10 30 132 34.5 13.8 | YyO/ydil| 3
PERGAMINO 5 15 15 132 69 6.6 Yy0 2
PERGAMINO 3 10 10 3.3 132 70.8 13.2 | YyO/Yd1il| 3
PERGAMINO 4 10 10 3.3 132 70.8 13.2 | YyO/ydil| 3
PERGAMINO 6 30 20 30 132 34.5 13.8 | YyO/Yd1il| 3
PETROQUIMICA 1 15 10 15 132 34.5 13.8 | YyO/Yd1il| 3
PETROQUIMICA 2 40 31.5 12.5 132 34.5 13.8 | YyO/Yd1il| 3
PETROQUIMICA 3 40 31.5 12.5 132 34.5 13.8 | YyO/ydil| 3
PIGUE 1 15 10 15 132 34.5 13.8 | YyO/Yd1il| 3
PIGUE 2 15 10 15 132 34.5 13.8 | YyO/Yd1il| 3
PIGUE 3 7.5 7.5 69.7 33 Ydi 2
PINAMAR 1 15 10 15 132 34.5 13.8 | YyO/Yd1l| 3
PINAMAR 2 30 20 30 132 34.5 13.8 | YyO/Yd1il| 3
PUNTA ALTA 1 15 10 15 132 34.5 13.8 | YyO/ydil| 3
PUNTA ALTA 2 15 10 15 132 34.5 13.8 | YyO/Yd1il| 3
QUEQUEN 1 15 10 15 132 34.5 13.8 | YyO/Yd1l| 3
RAMALLO IND. 1 30 30 20 132 34.5 13.8 | YyO/ydil| 3
ROJAS 1 15 10 15 132 34.5 13.8 | YyO/Yd1il| 3
ROJAS 2 15 10 15 132 34.5 13.8 | YyO/Yd1il| 3
SALADILLO 1 30 20 30 132 34.5 13.8 | YyO/Yd1il| 3
SALADILLO 2 30 20 30 132 34.5 13.8 | YyO/Yd1il| 3
SALTO 1 30 20 30 132 34.5 13.8 | YyO/Yd1il| 3
SAN A.DE ARECO 1 5 5 1.66 66 13.8 6.6 |YyO/Ydil| 3
SAN A.DE ARECO 2 5 5 1.66 66 13.8 6.6 |YyO/ydil| 3
SAN A.DE ARECO 3 15 15 132 69 Yy0 2
SAN A.DE ARECO 4 15 10 15 132 34.5 13.8 | YyO/Ydlil| 3
SAN CLEMENTE 1 15 10 15 132 34.5 13.8 | YyO/ydil| 3
SAN CLEMENTE 2 15 10 15 132 34.5 13.8 | YyO/Yd1il| 3
SAN NICOLAS 6 30 30 20 132 34.5 13.8 | YyO/Yd1il| 3
SAN NICOLAS 7 30 30 20 132 34.5 13.8 | YyO/ydil| 3
SAN PEDRO 1 15 10 15 132 34.5 13.8 | YyO/Yd1l| 3
SAN PEDRO 2 15 15 10 132 34.5 13.8 | YyO/Yd1il| 3
T.LAUQUEN 1 5 5 66 13.8 Dyi11 2
T.LAUQUEN 2 5 5 66 13.8 Dy11 2
T.LAUQUEN 3 30 30 20 132 34.5 13.8 | YyO/Yd1il| 3
T.LAUQUEN 4 40 40 15 132 69 13.8 | YyO/Ydlil| 3
T.LAUQUEN 5 40 40 15 132 69 13.8 | YyO/ydil| 3
T.LAUQUEN 6 30 30 20 132 34.5 13.8 | YyO/Yd1l| 3
TANDIL 1 30 20 30 132 34.5 13.8 | YyO/Ydlil| 3
TANDIL 2 30 20 30 132 34.5 13.8 | YyO/ydil| 3
TANDIL 3 30 30 20 132 34.5 13.8 | YyO/Yd1l| 3
TORNQUIST 1 15 10 15 132 34.5 13.8 | Yyo/Ydll| 3
TRES ARROYOS 1 30 30 10 132 34.5 13.8 | YyO/ydil| 3
TRES ARROYOS 2 30 30 10 132 34.5 13.8 | YyO/Yd1il| 3
URBANA BBCA 1 40 40 15 132 34.5 13.8 | YyO/Yd1il| 3
URBANA BBCA 2 40 40 15 132 34.5 13.8 | YyO/Yd1il| 3
URBANA SAN NICOLAS 1 44 44 15 132 13.8 13.2 | YyO/Ydlil| 3
URBANA SAN NICOLAS 2 44 44 15 132 13.8 13.2 | YyO/Yd1il| 3
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Cuadro No. 14 (Continuacion)
Detalle instalaciones TRANSBA: Estaciones Transformadoras

. Potencia Tension nom.de red .

Estacion Transformadora | Trafo Conexion | N°
Arr. 1 Arr. 2 [Armr. 3 Arr. 1 |Arr. 2 Arr. 3 arroll.

N | MVA (1) I[MVA (2] MVA@B) | kv (1) | kv (2 | kv (3) Tipo
VALERIA DEL MAR 1 15 10 15 132 34.5 13.8 | YyO/ydil| 3
VILLA GESELL 1 30 20 30 132 34.5 13.8 | YyO/Yd1l| 3
VILLA GESELL 2 15 10 15 132 345 13.8 | YyO/ydil| 3
VILLA GESELL 3 40 40 132 13.8 YyO0 2
VILLA LIA 1 150 150 25 220 138 13.8 | YyO/Yd1il| 3
ZARATE 1 15 10 15 132 34.5 13.8 | YyO/ydil| 3
ZARATE 2 30 30 20 132 34.5 13.8 | YyO/Yd1l| 3
ZARATE 3 30 30 20 132 34.5 13.8 | YyO/Yd1l| 3
ZARATE 4 30 30 20 132 345 13.8 |YYO/YD11| 3
CAMPANA 2 300 300 50 500 138 13.8 | Yyo0/Yd1l| 3
CAMPANA 2 300 300 50 500 138 13.8 | YyO/Ydil| 3
OLAVARRIA 1 300 300 70 500 138 13.2 | YyO/ydil| 3
OLAVARRIA 2 300 300 70 500 138 13.2 | YyO/Yd1l| 3
BAHIA BLANCA 1 300 300 70 500 138 13.2 | YyO/ydlil| 3
BAHIA BLANCA 2 300 300 70 500 138 13.2 | YyO/ydlil| 3
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El Grafico No. 1 muestra la conformacion del sistema eléctrico de TRANSBA sobre la base de un
plano de la Provincia de Buenos Aires correspondiente al afio 2012.

Grafico No. 1
Sistema Eléctrico de TRANSBA- Afio 20122
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’FUENTE: Guia de Referencia 2013-2020 de TRANSBA SA.
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2.5 La demanda

La demanda soportada por las instalaciones de TRANSBA ha evolucionado tal como lo muestra los
Graficos No. 2 para la potenciay 3 para la energia.

Grifico No. 2
Evolucion de la demanda de potencia de TRANSBA
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Griéfico No. 3
Evolucion de la demanda de energia de TRANSBA
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De ambos graficos se observa que la demanda ha tenido un crecimiento sostenido hasta el afio 2008

inclusive, un decrecimiento en el 2009 (especialmente en energia), retomando el crecimiento en el
afio 2010 hasta el 2012.

El crecimiento de la demanda de energia en el periodo 1997-2012 ha sido del 69.4% mientras que el
de potencia fue del 61,3%.

2.6 La gestion técnica

Ante el contexto de evolucion de la demanda y de las inversiones antes visto, resulta de interés
analizar la evolucion del desempefio técnico de la empresa, no s6lo en cuanto a los principales
indicadores relacionados con fallas en las instalaciones sino también con aquellos que tienen que ver
con las actividades de mantenimiento, operacion y gestion general de la empresa.

En el Grafico No. 4 se presenta la evolucion de la tasa de falla especifica para las lineas de
transmision. Se aprecia del mismo que los indices se encuentran sensiblemene por debajo del limite
de 7 fallas/(100 km-afo) con tendencia a permanecer por debajo de las 2 fallas/(100 km-afio) desde
el afio 2006 a la fecha, nivel que se considera 6ptimo dado el contexto operativo en que desarrolla su
gestion la empresa. No obstante se observa una ligera tendencia creciente en los tltimos tres afios.

Grafico No. 4
Evolucion de la tasa de fallas de TRANSBA®

TRANSBA - Indice de Indisponlbllidad forzada en lineas. 2000- 2012

Es preciso tener en cuenta que la reglamentacion establece un limite de 7 fallas/(100 km.-afo) para
pérdida de concesion y de 4 fallas/(100 km-afio) como limite a partir del cual se duplican las
penalizaciones.

*FUENTE: Memoria y balance 2012 de TRANSBA SA.
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En el Gréfico No. 5 se presenta la evolucion del Indice de desconexion de transformadores. El
mismo muestra también una tendencia decreciente en el tiempo manteniendose por debajo de 0.7
desde el afio 2002, con la excepcion de un pico de 0.81 en el afio 2009.

Grafico No. 5
TRANSBA SA. Indice de desconexién de transformdores®
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En el Grafico No. 6 se muestra la evolucion de la cantidad de fallas de transformadores debidas a
averias internas. Se observa que luego de una tendencia decreciente a partir del afio 2006, en el afio
2012 se presentaron 7 fallas casi todasd debidas a fallas en Bushings.

Grafico No. 6
TRANSBA SA. Cantidad de fallas de transformadores originas en causas internas’

TRANSBA - Averlas Internas de transformadores. 2000- 2012
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*FUENTE: Memoria y balance 2012 de TRANSBA SA.
>FUENTE: Memoria y balance 2012 de TRANSBA SA.
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Finalmente, en lo que hace a la operacion del sistema eléctrico propiamente dicho, en el Grafico No.
7 se presenta el comportamiento del sistemade protecciones e interruptores en lineas de 132 kV. Se
aprecia que el nivel de efectividad supera el 95% desde el ano 2006.

Grafico No. 7

Efectividad de Protecciones e Interruptores en Lineas de 132 Kv
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Complementario con el comportamiento mostrado por los indicadores de calidad merece tenerse en
cuenta lo expresado en la Guia de Referencia 2013-2020:

“Reflexiones finales Guia de Referencia TRANSBA SA 2013-2020.

La situacion critica por la falta de desarrollo de la red de Transba S.A. ha podido ser afrontada
mediante la instalacion de numerosas centrales de generacion distribuida por parte de ENARSA en
la Provincia de Buenos Aires. Sin embargo, es claro que hasta tanto se implementen soluciones de
infraestructura en transporte, el recurso de la generacion distribuida se agota rapidamente con el
crecimiento vegetativo de la demanda.”

Uno de los factores centrales para la mejora continua de la gestion operativa mostrada anteriormente
es el sistema de gestion de la empresa.

TRANSBA ha consolidado desde Julio de 1997 su Sistema de Aseguramiento de la Calidad, el que
utiliza como principal herrameinta de gestion y mantiene certificado conforme a Normas ISO 9001-
2008, alcanzando a todas las actividades que desarrolla la compafiia.Adicionalemnte mantiene la
certificacion de Medio Ambiente (ISO 14001-2004).E1 29/11/2012 se Re-Certifico el Sistema de
Calidad de acuerdo a la Norma ISO 9001:2008.
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: . - . 6
La estructura del sistema de gestion de mantenimiento estd compuesta por :

—

Procedimientos Generales de Mantenimiento que indican “que se hace”,
2. Procedimientos de Planificacion y programacion que indican ““cuéndo se hace”.

Sistema de Ordenes de Trabajo que son “un registro” 6 evidencia objetiva de que lo que
debia hacerse efectivamente se hizo, dando rastreabilidad al mantenimiento.

4. Instructivos de mantenimiento que normalizan los métodos de trabajo, indican ““cémo se
hace™.
Los Procedimientos Generales definen estrategias y asignan responsabilidades, indican *“‘que se
hace” en mantenimiento y quién es el responsable de que se cumpla. En el Grafico No. 8 se
esquematiza el procedimiento empleado.

Grafico No. 8
TRANSBA SA. Estructura del sistema de gestion de mantenimiento

Procedimientos Generales de - Indican que se

Mantenimiento hace.
|  PLANIFICACION |
3 - Indican cuando
[ PROGRAMACION | sehace. |
Il

Registro (evidencia

| ORDENDETRABAIO | mm) 007
l —________________.__ 1

JTEIENEE - Indican como se
normalizan métodos de trabaj hace

La estructura operativa es del tipo descentralizada para llevar los niveles de decision al lugar donde
se encuentra el problema, con un responsable por actividad.

Las tareas de planificacion anual y programacion semanal, ingenieria de mantenimiento, ingenieria
de protecciones, especificacion y compra de equipos, plan de inversiones, desarrollo de nuevos
métodos de trabajo, control estadistico, logistica, consolidacion de repuestos disponibles para
reserva se realizan en forma centralizada.

Finalmente la gestion de mantenimiento se completa con el andlisis de la evolucion estadistica de
indices que aportan informacion y permiten realimentar la gestion del proceso de mejora.

SR. Ferrelli-TRANSBA S., “La gestion de mantenimiento en una empresa de transmision de energia eléctrica™ Indicadores de gestion
técnica”; XII ERIAC, Foz Iguazi, Brasil, 20 a 24 de mayo de 2007 (Trabajo A3.05).
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Para controlar el cumplimiento de los requisitos establecidos (internos y externos) se realizan
auditorias interna del sistema de gestion.

Con la programacion estacional de mantenimiento, para el afio 2012, se alcanzd el 85,4%
cumplimiento en “lineas y estacionestransformadoras” y el 90,7% en transformadores. Se debe
destacar la creciente dificultad para disponer de instalaciones para mantenimiento, debido a la falta
de reserva de transmision y transformacion.

Los resultados asociados a la operacion del Sistema Integral de Gestion en todas las actividades de
la empresa se aprecian en los graficos siguientes. Ellos muestran un comportamiento que resulta
congruente con el comportamiento de los indicadores puramente técnicos antes vistos y que
confirman el nivel de eficiencia alcanzado en la gestion de la empresa.

Grafico No. 9
TRANSBA SA. Evolucion anual de acciones correctivas y preventivas
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Grafico No. 10

TRANSBA SA. Evolucion de No Conformidades
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Grafico No. 11

TRANSBA SA. Inspeccion de Instalaciones. Diagrama de tendencia
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2.7 La evolucion de activos y gastos

En el Cuadro No. 15 se muestra la evolucion temporal de las instalaciones para el periodo 1997-
2012, con discriminacion anual desde 2007.

Cuadro No. 15
Evolucion instalaciones TRANSBA 1997-2012

, Agosto Crecim.
Item Unidad 2007 2008 2009 2010 2011 2012(%) 1997-
1997
2012
km red 220 kV km 177 177
kmred 132 kV km 5,535 5,583
km red 66 kV km 398 398
km totales de red km 5,548 5,901 6,106 | 6,108.7 | 6,108.7 | 6,110.0 | 6,158.0 11.0%
Nro. Estaciones Cant. 66 78 86 88 91 91 91 37.9%
Potencia total instalada MVA 3,788 4,967 5,132 5,277 5,307 5,397 42.5%
Cantidad de conexiones 523 535 554 565 583 --—-
Area de cobertura km? 307,500 | 307,500 | 307,500 | 307,550 | 307,500 | 307,500 | 307,500 ——

NOTA: (*) Existe una discrepancia entre los valores aqui informados y los que resultan de la Guia de Referencia 2013-
2020 debido a que los datos de esta ultima corresponden a comienzos de 2012.

Segun se aprecia en el cuadro anterior las inversiones, especialmente en lineas de transmision,
practicamente han sido inexistentes en los 4 ultimos afios, habiendo crecido s6lo un 11% desde el
inicio de la concesion en Agosto de 1997 (més de 15 afios). La cantidad de estaciones
transformadoras y la potencia instalada en ellas han crecido, para igual periodo 1997-2012, el 37.9%
y 42.5% respectivamene.

La evolucion antes vista del crecimiento de la demanda para el periodo 1997-2007 (61.3% en
potencia y 69.4% en energia), unido al cuasi estancamiento en las inversiones en instalaciones de
trasmision, justifican las conclusiones contenidas en las memorias que acompaifian a los balances
anuales de la empresa. Para concluir sobre el estado del sistema, a continuacion se transcribe parte
de la Memoria correspondiente al afio 2012 sobre el particular:

“Al comienzo de la concesion — en agosto de 1997 -, las instalaciones del Sistema de Transporte de
Energia Eléctrica por Distribucion Troncal de la region eléctrica Buenos Aires se integraban por
5.548 km. de lineas de 220, 132 y 66 kV, 66 estaciones transformadoras y 3.788 MVA de capacidad
de transformacion. Luego de transcurrido quince afios de vigencia de la concesion, en la actualidad
las instalaciones que integran el sistema han aumentado a 6.158 km. de lineas de transmision (un
11,0 % de crecimiento), 92 estaciones transformadoras y 5.397 MVA de capacidad de
transformacion (42,5 % de crecimiento).

En el mismo periodo, la energia eléctrica transportada por el sistema de transporte de la Provincia
de Buenos Aires se incremento de 8.400 GWh a 14.240 GWh anuales (69,4 % de crecimiento). Este
aumento de la demanda abastecida mediante nuestras instalaciones se observo en un contexto sin
las correspondientes ejecuciones de obras de ampliacién necesarias en un sistema que desde el
momento de concretarse la privatizacion ya evidenciaba problemas estructurales de diversa
severidad en varias areas de la provincia, ya que no se encontraba adaptado a las necesidades de
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la demanda, y presentaba importantes restricciones por capacidad de transporte y transformacion
insuficiente.

En virtud de ello, sigue manteniéndose el virtual estado de saturacion - en importantes areas - del
Sistema de Transporte por Distribucion Troncal de la Regidn Eléctrica Buenos Aires, en funcién de
que - tal como ocurriera en afios anteriores- no hubieron avances sustantivos en la concreciéon — en
el corto plazo - de las obras vitales para asegurar el suministro y evitar ENS ante la ocurrencia de
algunas contingencias simples. En general se puede concluir que fundamentalmente seha repetido
la ejecucion de obras asociadas al incremento de capacidad de transformacién en aquellas
Estaciones Transformadoras con transformadores altamente solicitados, mediante el reemplazo de
equipamiento por otro de mayor capacidad nominal, instalacion de un segundo transformador en
EETT con transformador Gnico o con la construccion de nuevas estaciones transformadoras que se
vinculan al Sistema de Transporte por Distribucién Troncal mediante el seccionamiento de lineas
existentes (durante este afio se habilité comercialmente una nueva ET en estas condiciones).

Adicionalmente se ha concretado la habilitacion comercial de nuevas salidas de distintos niveles de
tension, mediante las cuales se han vinculado nuevas centrales térmicas y demandas de
distribuidoras y grandes usuarios en distintas estaciones transformadoras propiedad de Transba.

La red del Sistema de Transba presenta las siguientes caracteristicas:

1. Gran parte de la demanda se importa desde el SADI a través de los distintos puntos de
vinculacion de Transba con el Sistema de 500 y 220 kV de TRANSENER y con empresas
distribuidoras vecinas en 132 kV, por lo que desde el punto de vista operativo hay una fuerte
incidencia tanto de las magnitudes de los aportes desde cada uno de los puntos de interconexion
como de las diferentes proporciones entre ellos.

2. En ciertas zonas el sistema de transporte presenta una estructura débil, con lineas de
transmision operando al limite (lo que en general implica en la operacion diaria tener que
trabajar con altos niveles de tension en un extremo de linea y con bajos niveles en el otro, o
tener que afrontar un colapso ante una salida de servicio de algun equipamiento);

1. Hay algunas demandas que se presentan alimentadas en forma radial por lineas largas.

2. Hay zonas con problemas de control de tension, debido a que hay barras con baja potencia de
cortocircuito, unidas por lineas largas.

Varias demandas siguen siendo alimentadas mediante lineas de 66 kV.
Existe mayor riesgo de falla para el equipamiento, por estar sometido a mayor carga y tension;

Energia no suministrada en condiciones N-1, en general, el sistema carece de la reserva
necesaria para afrontar contingencias simples;

6. Dificultades para la ejecucion de mantenimiento por falta de redundancia (lo que incrementa el
riesgo de falla);

Cabe sefialar que, respecto de las restricciones en algunas areas puntuales de la Provincia de
Buenos Aires y de las necesidades de generacién para cubrir requerimientos zonales de demanda
de potencia y energia, a la habilitacion comercial - durante los afios 2008, 2009, 2010 y 2011 - de
distintas unidades en los nodos de Pinamar, Junin, Pehuajo, Olavarria 132 kV, Las Armas, Salto,
Bragado, Villa Gesell y Lincoln y sus vinculaciones al Sistema de Transporte, se sumaron durante
el aflo 2012 unidades con un total de 20 MW vinculadas a la ET Miramar.
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Adicionalmente, por el crecimiento de la demanda debido a la temporada turistica 2012 - 2013 y
como consecuencia dela indisponibilidad de algunas maquinas del parque térmico del Area de la
Costa Atlantica, a partir de diciembre de 2012la Generacién Mévil de ENARSA instalada en la ET
de Mar del Plata quedo con la potencia liberada a 30 MW, conectada a la red de 13,2 kV de EDEA
y 9 MW en la CT 9 de Julio, previéndose la instalacion a corto plazo de nueva Generacion Movil de
ENARSA en las EETT Balcarce, Cobo y Miramar (38 MW) y en la CT 9 de Julio (10 MW) para
suplementar la falta de generacion de la citada Area.

No obstante que con la incorporacion de esta generacion han disminuido los riesgos de
abastecimiento y baja confiabilidad del sistema, en dias y horarios de maxima demanda los
requerimientos de transmision contintian superando la capacidad del mismo™.

2.8 La situacion tarifaria

Todo lo analizado en puntos anteriores respecto a evolucion de activos y gastos, evolucion de la
demanda y nivel de calidad alcanzado en la gestion técnica, debe entenderse en el marco de la
situacion tarifaria de la empresa, tal como se transcribio a partir de la Memoria correspondiente a la
gestion del ano 2012.

2.9 Los gastos de administracion y explotacion

Segun se desprende de los estados contables de TRANSBA SA correspondientes al ejercicio cerrado

el 31 de diciembre de 2012 (ejercicio 2012), esta declara los gastos que se indican en el Cuadro No.
16.

Cuadro No. 16
Costos de Explotacion y Gastos de Administracion de TRANSBA

TOTAL Costos de Gastos de TOTAL
RUBRO 2012 Explotaciéon | Administracion 2011
(8] [$] (3] (3]
Sueldos y contribuciones sociales 110,172,834 96,137,480 14,035,354 87,862,622
Honorarios 3,825,659 1,537,829 2,287,830 2,438,291
Mantenimiento 14,193,772 13,737,488 456,284 12,438,706
Seguros 3,497,494 30,416 3,467,078 2,810,923
Comunicaciones 1,064,240 1,014,516 49,724 852,678
Otros Gastos 14,666,931 13,619,535 1,047,396 12,511,738
Total 147,420,930 | 126,077,264 21,343,666 | 118,914,958

Seglin se observa del cuadro anterior, el incremento de gastos entre el 2011 y el 2012 se justifica en
un 83% por el incremento de costos laborales (Sueldos, contribuciones sociales y honorarios). Por
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otro lado el incremento de costos laborales observado entre 2011 y 2012 es del 26.2% cifra bastante
parecida al incremento salarial logrado por el sector durante 2012. El andlisis anterior muestra que, a
precios constantes, el nivel de gastos de administracion y costos de explotacion de Transba no ha
variado significativamente entre el 2011 y 2012.

Otro dato interesante lo brinda el reducido porcentaje que representan, dentro de los costos totales,
los correspondientes a Administracion (14.5%), mientras que el 85.5% restante estan asignados a
Operacion y Mantenimiento.

2.10 El Valor Nuevo de Reemplazo de los activos de TRANSBA

A partir de los activos disponibles por TRANSBA en el 2012 se determin6 su Valor Nuevo de
Reemplazo (VNR)'. Para ello se valorizaron todas las instalaciones a costos de diciembre de 2012.

El valor resultante se muestra en el Cuadro No. 17.

Cuadro No. 17
Valor Nuevo de Reemplazo (VNR) de TRANSBA 2012

VNR 2012
[$]
Valor Nuevo de Reemplazo 5,332,146,238

RUBRO

3. DETERMINACION DE LOS COMPARADORES

El Reglamento de Transmision establece en su articulo 180 que se deben definir indicadores para la
empresa comparadora, llamados 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.

Asimismo, el Articulo 182 establece cuales son esos indicadores, o Comparadores:

1. OMT%™": Costos de operacion y mantenimiento como porcentaje del activo fijo bruto eficiente
2. AMDT%™": Costos de administracién como porcentaje del activo fijo bruto eficiente

Los cuales se han utilizado en las anteriores revisiones tarifarias y que, dado que no hay evidencias
fehacientes de que deban modificarse, se proponen también para la presente.

"Activo fijo bruto eficiente segun legislacién Panama
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Para poder calcular el valor de estos Comparadores, los cuales luego seran aplicados al caso de
ETESA, se deben referir los valores econémicos al mercado de Panama. Esta referenciacion se
analiza en los puntos siguientes.

3.1. Los gastos y VNR expresados en Balboas

Tanto los valores de costos de explotacion y gastos de administracion del Cuadro No. 16 como los
del VNR del Cuadro No. 17 de TRANSBA, estan expresados en pesos argentinos. Para poder
establecer una relacion entre ellos, que resulte valida para aplicar al caso de una empresa en
Panam4, resulta necesario convertir esos valores a la moneda local (Balboas). Igual consideracion
aplica al caso de cualquier otro pais de referencia.

A los fines de esa conversion se utilizara el esquema ya utilizado en la determinacion del IMP de
distribucion, que se resume a continuacion.

3.1.1. Consideraciones tedricas

A fin de referenciar magnitudes econdmicas entre paises, se seguira la metodologia recomendada
por el Instituto de Investigaciones Tecnologicas de la Universidad Pontificia de Comilla (IIT) en el
Documento N° IIT-PAO6-Parte II del 28 de Julio de 2004 elaborado para la Direccion de
Electricidad del Ente Regulador de los Servicios Publicos de Panama (actualmente la 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”, propuesta que por otro lado
resulta correcta. Sin bien en el documento de referencia la metodologia estd aplicada a la traslacion
de costos unitarios, resulta igualmente aplicable a la traslacion de las diferentes magnitudes
econdmicas. Respecto a la propuesta del IIT se ha introducido una correcciébn en cuanto al
tratamiento de los materiales importados.

A partir del documento de referencia resulta que, previo a cualquier proceso de referenciacion de
costos, el costo a referenciar se debe dividir en dos grandes grupos asociados con: Materiales y
Mano de Obra. Bajo tales conceptos se debe agrupar no sélo el item correspondiente sino 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, ademds del costo
de adquisicion, todos los gastos anteriores a la instalacion 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 ello la metodologia de actualizacion se present a
continuacion.

> Para los costos de Mano de Obra (MO):

K
cMo" =CMO/CLRK(M)
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donde:

M= Moneda del pais al que se adopta como referencia

K= Moneda del pais de origen de los datos

CMO® = Costo de Mano de Obra para el pais de moneda K
CMO™ = Costo de Mano de Obra para el pais de moneda M

CLR*™ = Costo Laboral Relativo entre el pais de moneda K y el pais de moneda M. Se
calcula a partir de:

REM K<7
K(K)
CLR*™ = PRla | PRk

REM WV
PBIC“{'(M’
siendo:

REM*®= Remuneracion Total de la Mano de Obra del pais de moneda K

REMM™ = Remuneracién Total de la Mano de obra del pais de moneda M

PBI.~®)= Producto Bruto Interno a costo de factores del pais de moneda K

PBICfM(M) = Producto Bruto Interno a costo de factores del pais de moneda M

PPA*™ = Paridad del Poder Adquisitivo del pais de moneda K con el pais de moneda M

Para los costos de Materiales:

En el caso de los Materiales es necesario realizar una separacion entre los Materiales locales
y los importados o comercializables internacionalmente.

Para los primeros, es decir los Materiales Locales, el principio de traslacion se rige por la
siguiente formula:

K
CMA" = CMA )
siendo:
CMA® = Costo de Materiales para el pais de moneda K
CMAM = Costo de Materiales para el pais de moneda M

Para los Materiales Importados o Comercializables Internacionalmente la conversion es
directamente a través de la Tasa de Cambio, es decir:
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CMA" = CMA’

TasadeCambio*™

3.1.2. Valores necesarios para la conversion

En funcién de los datos necesarios para la conversion entre paises, en el Cuadro No. 18 se presenta
los valores de los indicadores requeridos para realizar todas ellas en el caso bajo estudio. Se han
expresado los valores de los afios 2009, 2010, 2011 y 2012 no obstante que los valores a utilizar en
lo posible son los del 2012 en correspondencia con los datos disponibles. Cuando asi no sea se lo
mencionara.

Es de hacer notar que cualquier proceso de conversion requiere primero llevar los valores locales a
dolares internacionales y luego de ddlares internacionales a Balboas.
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Cuadro No. 18
Valores de Indicadores varios para traslacion de datos entre paises

ARfo
Pais Indicador Unidades Fuente de datos
2009 2010 2011 2012
© A .
PBIpc 24,162.9 27,053.0 30,569.0 34,819,0 | D2IP0as x 107a precios | 3 (2009, 10, 11);
corrientes 2 (2012)
] . 3 (2009, 10, 11);
PBIcf 22.233.60| 24771.76| 28541.71|  32,033.4g | 53IP0as x 10"a precios Estimacion
corrientes
(2012)
Panama | ppa 0.588 0.593 0.604 0.624 | Balboas por délar 2
Balboas x 10° a precios 3 (2009, 10, 11);
Remuneracion Asalariados 7,829.64 8,412.01 9,442.51 10,724.25 . P Estimacion
corrientes
(2012)
Tasa de cambio a mitad de afio 1.00 1.00 1.00 1.00 | Balboas por Délar 2
z 5 -
PBIpC 13.973.681| 14498922 15075.667| 15,681,523 | D01areS x 107a precios 4
corrientes
7 5 "
PBIcf 13010,181| 13500022| 14.039467| 14612023 |DOlres x10%aprecios | 4(Como PBIpc
EEUU corrientes Impuestos Netos)
PPA 1.00 1.00 1.00 1.00 2
7 5 "
Remuneracion Asalariados 7841300  7.070000| 8295200 8565700 |DOlares x 10" a precios 4
corrientes
b .
PBIpc 1145336  1441774| 1,839954| 2,195,416 508 X 10"a precios 2
corrientes
6 -
PBIcf 1,242,196 1,590,341 1,020,669 | 508 X 107a precios Ly
corrientes estimaciones
Argentina | ppa 1,996 2.238 2.568 2.939 | Pesos por dolar 2
5 T
Remuneracion Asalariados 403,697 533587 658,625 | - 5508 X 107a precios by
corrientes estimaciones
Tasa de cambio a mitad de afio 3.94 4.12 4.51 | Pesos por délar
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Cuadro No. 18 Continuacion
Valores de Indicadores varios para traslacion de datos entre paises

Afo
Pais Indicador Unidades Fuente de datos
2009 2010 2011 2012
Pesos x 10° a precios 3 (2009, 10);
PBIpc 97,799,161| 110,371,423| 120,158,160 120420483 " - ' 2 (2011, 12)
6 . .
PBIcf 86,886,450 | 93.313.546| 104.485364| 112530550 | €30S X 10"aprecios 3(2009, 10);
corrientes Estimacién (2011, 12)
Chile | ppa 375.49 398.31 401.26 405.19 | Pesos por délar 2
6 . .
Remuneracion Asalariados 36,532,040 30,524.675| 43016625| 46,332,533 | 508 X 10"aprecios 3 (2009, 10);
corrientes Estimacioén (2011, 12)
Tasa de cambio a mitad de afio 523.16 536.59 470.20 500.50 | Pesos por dolar
Pesos x 10° a precios 2 —3(2009, 10)
PBIpc 504,647,000 | 543,747,000 615,727,000 658,113,400 | -~ 2 (2011, 12)
[§] . .
PBIcf 452,385,000| 485,669,000 550450,038| 588,353,380 ¢50S X 10"aprecios 3(2009, 10);
corrientes Estimacién (2011, 12)
Colombia | ppa 1,219.17 1,246.44 1,304.81 1,316.36 | Pesos por dolar 2
[§] . .
Remuneracion Asalariados 165,638,000| 178.207,000| 201,958456| 215861 195|F S50 X 10" aprecios 3 (2009, 10);
corrientes
Tasa de cambio a mitad de afio 2,148.0 1,901.65 1,786.73 1,805.60 | Pesos por dolar 5
Ref:

PBIpc Producto Bruto Interno a precios corrientes o precios de mercado

PBIcf Producto Bruto Interno a costo de factores

PPA  Paridad del Poder Adquisitivo
Fuente de Datos
1 Republica Argentina. Instituto Nacional de Estadisticas y Censos.
2 WEO Database — Octubre 2012
3 CEPAL-CEPALSTAT - Estadisticas e Indicadores Econémicos — Cuentas Nacionales en moneda nacional
4 US Department of Commerce. Bureau of Economic Analysis BEA
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3.1.3. Valores convertidos para TRANSBA

Previo a la conversion, un andlisis de datos de TRANSBA ha permitido definir los porcentajes de
Mano de Obra respecto del total del costo, tanto en gastos, costos e inversiones, como el
porcentaje del Material Nacional dentro del total de Materiales. En el Cuadro No. 19 se muestran
estos porcentajes para TRANSBA en el caso de la Mano de Obra.

Cuadro No. 19

Participacion de la Mano de Obra en distintos items de costos y activos

TOTALES [%]

PARTICIPACION DE LOS COSTOS DE
MANO DE OBRA EN LOS COSTOS

Concepto 2012
Administracion 65.8 (*)
Operacion y Mantenimiento 76.3 (*)
VNR 42.0

(*) Seglin Balance 2012 y Cuadro N° 3.4

En el caso de la participacion de los Materiales de origen Nacional respecto del total de
Materiales, esta se ha estimado mediante el analisis de ciertas estructuras de costos considerando
la disponibilidad de materiales nacionales. Los valores finalmente adoptados se muestran en el

Cuadro No. 20.

Cuadro No. 20

Participacion de los Materiales Nacionales respecto del total de Materiales

PARTICIPACION DE LOS MATERIALES NACIONALES EN
EL TOTAL DE MATERIALES [%]

Administracion 70.0
Operacion y Mantenimiento 60.0
VNR 60.0

Finalmente, en el Cuadro No. 21 se muestran los valores delos Cuadros No. 16 y 17 de

TRANSBA expresados en Balboas, convertidos a través del
anterior.

Cuadro No. 21

procedimiento sefialado en el punto

Valor Nuevo de Reemplazo (VNR) de TRANSBA 2012

CONCEPTO Valores en [B/.]
VNR Total 1,229,068,367
Costos de Operacion y Mantenimiento 4,363,518
Gastos de Administracion 24,013,731
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3.1.4. Elvalor de los Comparadores seguin TRANSBA

En funcién de los valores expresados en Balboas, en el Cuadro No.22 se muestran los valores de
los Comparadores segun los datos de TRANSBA 2012 referenciados al mercado de Panama
(B/.). A modo de ejemplo se transcriben los mismos valores determinados en el estudio tarifario
anterior (periodo 2009-2013).

Cuadro No. 22
Valores de los Comparadores segin TRANSBA

CONCEPTO Unidad 2007 2007° 2012
VNR Total B/.x10° | = o | e 1,320,963,940
Costos de Operacion y Mantenimiento B/.x10° | = | e 27,961,071
Gastos de Administracion B.x10° | = | 4,939,804
OMT%™ (OyM/VNR) 72 I [ — 2.12
AMDT%™ (ADM/VNR) 72 [ [ — 0.37
VNR Total USD x 10° 1,143,000 1,143,000 | -
Gastos de OyM y Administracion USD x 10° 15,707 21,974 | -
AOYM/VNR % 1.37 1.92 2.49

Se observa que el porcentaje de gastos de OyM y Administracién referidos al VNR de las
instalaciones de TRANSBA, con valores monetarios referidos al mercado de Panama, es del
2.49% (2.12% para OyM y 0.37% para Administracion), valor mayor que el 1.92% determinado
en ¢l estudio tarifario anterior.

3.2. Valor de los Comparadores segun otras referencias

A los fines de verificar el nivel de los Comparadores resultantes segin TRANSBA, se ha
recopilado informacion de otras empresas de transporte del mercado latinoamericano que puedan
considerarse razonablemente representativas en funcion del tamafio y del marco regulatorio en el
cual operan.

3.2.1. El caso de TRANSELEC

El Sistema de Interconexion Eléctrica en Chile funciona en base a cuatro sistemas
interconectados: el Sistema Interconectado del Norte Grande (SING), el Sistema Interconectado
Central (SIC), y los sistemas Aysén y Magallanes. Transelec es la principal proveedora de

®Datos correspondientes al afio 2007 reales en ddélares segun estudio IMP 2009-2013
*Datos correspondientes al afio 2007 ajustados, en dodlares, segun estudio IMP 2009-2013
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servicios de transmision eléctrica entre los sistemas interconectados del Norte Grande y de la
Zona Central.

Su sistema se extiende desde de la region Arica y Parinacota hasta la region de los Lagos, y cubre
cerca de 3.200 km del territorio del pais. Posee lineas de alta tension de S00kV y la mayor parte
de las lineas en voltajes de hasta 110kV. Alcanza un total de 8.239 km de lineas de transmision
de simple y doble circuito, 50 subestaciones y una capacidad total de transformacién de 10.486
MVA.

Empresariamente se divide en Transelec SA, que opera el sistema de transmicion en el Sistema
Interconectado Central (SIC) y Transelec Norte SA que opera el sistema de transmision en el
Sistema Interconectado del Norte Grande (SING).

Las instalaciones de transmision se clasifican en tres categorias, explicadas a continuacion:

Las instalaciones troncales se definen como el conjunto
de lineas y subestaciones econdmicamente necesariasy
eficientes, que permitan abastecer la demanda bajo
distintos escenarios de disponibilidad de generacidn.

Los sistemas de subtransmisién estin constituidos por
instalaciones interconectadas al sistema eléctrico, dispuestas

para el abastecimiento exclusivo de grupos de consumidores
finales libres o regulados, ubicados en zonas de concesion de
empresas distribuldoras.

Los sistemas adicionales estan compuestos por lineas y
equipos de transmision destinados al suministro de energia
eléctrica a clientes no regulados, 0 a evacuar la produccidn
de una central o un grupo reducido de centrales generadoras.

Dado que corresponde realizar la estimacion del valor de los Comparadores sobre la base del
VNR eficiente de la empresa, se ha seleccionado la ultima valuacion con que se cuenta del
sistema. Esta valuacion se inicia con los estudios especificos contratados por la Comision
Nacional de Energia durante el afio 2010 con datos a diciembre de 2009'°, estudio realizado para
estimar las tarifas del sistema de transmision.

%Comisién Nacional de Energia: “Estudio de Transmisién Troncal”. Realizado por SINEX y otros. Informe Final Dic
2010
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Los resultados del estudio de referencia se sometieron luego a las consultas previstas en la
legislacion hasta que, finalmente, el Ministerio de Energia, dicta el Decreto N° 61'! en donde fija
las instalaciones del sistema de transmision troncal y las valorizaciones correspondientes. En
particular, en cuanto a las valorizaciones definidas, estas difieren ligeramente entre las del estudio
original y las finalmente aprobadas. Tanto el estudio como el decreto refieren solo al Sistema de
Distribucion Troncal.

En ambos casos, Estudio de Transmision Troncal y Decreto N° 61, los valores estan referidos a
Diciembre de 2009, no obstante que resultan de aplicacion, adecuadamente actualizados segun
formulas previstas, a partir del afio 2011.

Por otro lado TRANSELEC declara el valor de sus activos a nuevo en sus balances, valores que
se supone comprenden a todas sus instalaciones.

En el Cuadro No. 23 se muestran los valores referidos.

Cuadro No. 23
Valor de las Instalaciones (VI) de TRANSELEC y Filiales
Meat0] | pet0] | pseat0) | luse 1]
Segun Estudio de Transmision Troncal 1,401,492
Segun Decreto N° 61 1,206,124
Segtin Memoria y Balance (*) 2,149,000 2,378,000 2,950,000 3,181,000
Tasa de cambio [$Ch/u$s] al 31/12 507.10 468.01 519.20 479.96
NOTAS:

(*) Comprende el total de instalaciones
(1) Segin Memoria y Balance 2009 , Pagina 18 ; (2) Segiin Memoria y Balance 2010 , Pagina 26
(3) Segin Memoria y Balance 2011 , Pagina 34; (4) Segiin Memoria y Balance 2012 , Pagina 39

En el cuadro anterior los valores resultantes segiin Decreto N° 61 se obtuvieron calculando solo
las instalaciones de TRANSELEC, para lo cual se utiliz6 la asignacioén de cada tramo establecida
en el Estudio de Transmision Troncal.

Las diferencias entre el valor de las instalaciones declarado por la empresa y los valores
estimados para el sistema por el ETT y el Decreto N° 61 se deben no solo a diferencias de
valorizacion de los mismos activos, sino tambien a que en el balance la empresa valoriza todas
las instalaciones y no s6lo las troncales (reguladas), es decir que incluye las lineas adicionales.

En la ultima fila del Cuadro N° 4.6 se muestra la tasa de cambio utilizada para convertir el Valor
de las Instalaciones (VNR) en ddlares a Pesos Chilenos.

! Ministerio de Energia. Decreto N2 61. Diario Oficial de la Republica de Chile (17 Nov 2011) N2 40.112
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Por otro lado, de la Memoria y Balance del afio 2009 de la empresa resultan los Gastos de
Explotacién y Costos de Administracion y Ventas correspondientes al ejercicio. Dado que estos
incluyen las depreciaciones se han corregido sustrayéndolas. Para los restantes afios analizados
los valores mostrados en la Memoria respectiva ya son netos. En el Cuadro No.24 se muestran los
valores resultantes.
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Cuadro No. 24

Gastos y Costos de TRANSELEC y Filial

o | oo | oo | B
Costos de Explotacion 70,529,938
Gastos de Administracion y Ventas 6,452,814
Depreciaciones contempladas en Costos de Explotacion 40,438,182
Depreciaciones contempladas en Gastos de Administracion 620,760
Costos de Explotacion netos de depreciaciones 30,091,756 | 24,491,000 | 32,053,000 | 34,975,000
Gastos de Administracion y Ventas netos de depreciaciones 5,832,054 7,835,000 9,219,000 | 13,561,000

NOTAS:

(1) Memoria y balance 2009 Transelec : Nota 9 a los Estados Contables

(2) Memoria Transelec 2011 — “Anélisis razonado de los estados financieros consolidados” —Pagina 155

(3) Memoria Transelec 2012 — “Analisis razonado de los estados financieros consolidados” —Pagina 164

A los efectos de determinar el valor de los Comparadores es necesario convertir los valores
anteriores a Balboas siguiendo el procedimiento descripto antes en este trabajo. Los valores de

referencia necesarios son los expuestos en el Cuadro No. 18.

Luego del proceso de conversion resultan los valores indicados en el Cuadro No. 25.

Cuadro No. 25

Valores de los Comparadores segin TRANSELEC

CONCEPTO Unidad segiin %)Oeocgreto 61 seg?i(r)logTT 2(1)50n91per§: '
VNR Total B/. 1,098,180,188" | 1,276,063,446® | 1,956,672,136"
&Zi?:nin?fent(?p eracion B/, 44,745 384 44,745 384 44,745,384
Gastos de Administracion B/. 9,259,827 9,259,827 9,259,827
OMT%™" (OyM/VNR) % 4.07 3.51 2.29
AMDT%" (ADM/VNR) % 0.84 0.73 0.47
AOYM/VNR % 4.92 4.23 2.76

Notas: (1) VNR segun Decreto N° 61
(2) VNR segun Estudio Transmision Troncal
(3) VNR segun Memoria y Balance 2009
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Los valores de los Comparadores resultantes cuando se considera la valorizaciéon de las
instalaciones segun el ETT y el Decreto N° 61 estan sobreestimadas debido a que en la
valorizacion (VNR) se considera so6lo las instalaciones troncales (no se considera el VNR de las
lineas adicionales) mientras que los costos y gastos son totales. En el caso de los datos segun
empresa (Gltima columna del Cuadro No. 25) los valores son totales. Dado que los gastos son
totales, a los efectos de este estudio los porcentuales de interés son sélo los de la Gltima columna
del Cuadro No. 25.

Se puede hacer un andlisis similar al anterior considerando valores de los restantes afios (2010,
2011 y 2012). Los porcentajes resultantes sobre la base de valores del VNR segin ETT y Decreto
N° 61 no es posible obtenerlos pues el VNR esta dado a valores de diciembre de 2009, tanto en
valor como en cantidad de instalaciones y si bien el valor es posible de actualizar, esto no sucede
con la cantidad de instalaciones. Por lo tanto se trabajard s6lo con los que resultan a partir de la
valorizacion de las instalaciones segun balance y memoria de la empresa.

Los costos y gastos son los ya indicados en el Cuadro No. 24 mientras que el valor de las
instalaciones (VNR) resulta del Cuadro No. 23. Luego del proceso de conversion a Balboas,
resultan los valores del Cuadro No. 26.

Cuadro No. 26
Valores de los Comparadores segiin TRANSELEC
CONCEPTO Unidad 2010 2011 2012

VNR Total segtin balance B/. 1,883,505,100 2,707,844,717 2,668,846,171
Costos de Operacién y B/, 33,707,170 45,389,077 50,188,276
Mantenimiento

Gastos de Administracion B/. 11,573,377 14,001,829 20,754,718
OMT%" (OyM/VNR) % 1.79 1.68 1.88
AMDT%"" (ADM/VNR) % 0.61 0.52 0.78
AOYM/VNR % 2.40 2.19 2.66

De todos los andlisis anteriores se observa que, referido al mercado de Panama4, el valor del
2.66% total de los Comparadores,calculados sobre la base de los costos, gastos y VNR de
TRANSELEC para el afio 2012 , altimo afio con datos disponibles, resulta ser razonablemente
eficiente.
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ISA (Interconexion Eléctrica SA) es el principal operador del sistema de transporte de energia
eléctrica en Colombia. Opera 10,115 kn de circuitos en 230 y 500 kV, 12,811 MVA instalados en

3.2.2. El caso de ISA Colombia

61 subestaciones trasnsformadoras.

Los servicios prestados por la empresa, en el area eléctrica se concentran en:

Transporte de energia eléctrica

Conexion al Sistema de Transporte Nacional (STN),

Servicios asociados.

Dado que corresponde realizar la estimacion del valor de los Comparadores sobre la base del

VNR eficiente de la empresa, se ha seleccionado la tltima valuacion con que se cuenta del
sistema (Nota 11 a los Estados Contables 2011-2010 -Informe Anual 2011- pag. 311 y Nota
11 a los Estados Contables 2012. Pag. 326). Los valores resultantes se reproducen en el
Cuadro No. 27.

Valor de las Instalaciones (VI) de ISA

Cuadro No. 27

CONCEPTO [$ Czo(l) 1)(2106] [$ Czo(l) 1)41106] [$ Czo(l) 1)(0106]
Lineas de Transmision 2,596,647 2,772,697 2,946,435
Subestaciones 1,725,214 1,751,921 1,632,934
Total 4,321,861 4,524,618 4,579,369

Respecto de los costos de operacion y gastos de administracion, los mismos, sin considerar
depreciaciones y amortizaciones son los indicados en el Cuadro No. 28, segun el Balance 2011 y

2012 (Notas 22 y 23).
Cuadro No. 28
Costos y Gastos de ISA
(sin depreciaciones y amortizaciones)
2012 2011 2010

CONCEPTO [$ Colx 10°] | [$ Col x 10°] [$ Col x 10°]

Gastos de Administracion 105,731 93,603 91,437

Costos de Operacion 310,717 301,923 250,869

Total 416,448 395,526 342,306
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El total de costos y gastos antes mencionado corresponde al total de la empresa, la cual desarrolla
diversas actividades adicionales al servicio de transporte de energia eléctrica. Debido a ello es
necesario sustraer a los valores anteriores aquellos conceptos que claramente no corresponden a
la gestion del negocio eléctrico.

En el Cuadro No. 29 se ha realizado el ajuste para los costos de operacion. En el caso del
concepto “Materiales y Mantenimiento” se ha sustraido el 50% como estimacién de aquellos
gastos adicionales en que incurre la compaifiia consecuencia de ataques terroristas a sus
instalaciones.

Cuadro No. 29
ISA. Costos de Operacion ajustados

CONCEPTO [$ c%)(l) lle 0°1 | [$ c%)(l) lxl 10°1 | [$ ci? 1x010"]

Sri)lztr?[iszjcei glfézracmn antes de depreciacion y 310,717 301,923 250,869
MENOS:

50% Materiales y Mantenimiento (34,581) (39,140) (25,066)

Ambiental — Social ISA Regién (4,653) (3,884) (7,326)

Diversos (14,330) (17,174) (9,010)

Contribuciones e Impuestos (111,605) (111,707) (100,095)

Total Neto 145,548 130,018 109,372

NOTA: Segun Nota 22 a los Estados Contables (Informe Anual 2011, pag. 338 e Informe anual 2012, pag 367)

El ajuste de los gastos de administracion no es tan claro pues sobre ellos influyen maés
aquellas actividades distintas del negocio de la transmision eléctrica. No obstante ello se
intentard realizar alguna aproximacion.

En el Cuadro No. 30 se ha realizado el ajuste para los Gastos de Administracion a partir de la
informacion de la Nota 23 a los Estados Contables de ISA correspondientes a los Balance
2011 — 2010 (Informe Anual 2011, pag. 340) y Balance 2012 (Informe anual 2012, pag. 368).

Péagina 119 de 187



Cuadro No. 30
ISA. Costos de Administracion ajustados

CONCEPTO [$ Czo(l) 1(21 01 [ [$ Czo(l) Lllo"] [$ Czo(; 1;0106]

;Jr?lztr?[iszgiiériler;llnlstra010n antes de depreciacion y 105,731 93,603 91,437
MENOS:

Materiales y Mantenimiento (1,047) (2,132) (801)

Intangibles (3,301) (2,220) (2,540)

Ambiental — Social ISA Region (4,385) (4,181) (13)

Estudios (5,050) (6,968) (4,916)

Diversos (2,119) (1,929) (1,984)

Contribuciones e Impuestos (2,485) (679) (637)

Total Neto 87,344 75,494 80,546

NOTA: Segtin Nota 23 a los Estados Contables 2011-2010 ((Informe Anual 2011, pag. 340)

Adicionalemente se puede realizar un ajuste en funcion de la relacion entre Ingresos por uso
de Sistema de Transporte Nacional Existente e Ingresos Operacionales Totales tal como se
muestra en el Cuadro No. 31 siguiente.

Cuadro No. 31
ISA. Costos de Administracion ajustados por Ingresos
2012 2011 2010

CONCEPTO [§ Col x 10°] |[$ Colx 10°] |[$ Colx 10°]

Costos de Administracion antes de depreciacion y
amortizaciones ajustados segiin Cuadro N° 4.16 87,344 75,494 80,546
Ingresos por Uso del STN Existente 759,334 737,839 696,757
Ingresos Operacionales Totales 1,008,858 996,688 941,971
Factor de ajuste 0.7527 0.7403 0.7397
Costos de Administracion final ajustado 65,741 55,888 59,580

NOTA: Ingresos segtiin Nota 21 a los Estados Contables 2011-2010 ((Informe Anual 2011, pag. 337)

Luego del proceso de conversion a Balboas, resultan los valores del Cuadro No. 32.
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Cuadro No. 32
Valores de los Comparadores segiin ISA

CONCEPTO Unidad 2012 2011 2010
VNR Total B/. 2,477,911,602 | 2,429.859,561 | 2,502,949,080
Costos de Operacién y | p, 51,520,197 | 59,816,830 52,204,869
Mantenimiento

Gastos de Administracion B/. 29,461,814 27,124,369 29,921,589
OMT%™ (OyM/VNR) % 2.08 2.46 2.09
AMDT%™" (ADM/VNR) % 1.19 1.12 1.20
AOYM/VNR % 3.27 3.58 3.28

Se observa que, no obstante los ajustes realizados a los costos de operacion y a los gastos de
administracion, el valor de los Comparadores tomando como referencia la empresa ISA, resultan
superiores a los valores determinados en los dos casos anteriores (TRANSBA y TRANSELEC).

Un dato adicional de interés es el porcentaje reconocido por la Comision de Regulacion de Energia y Gas
(CREG) de Colombia a TRANSELCA en concepto de reconocimiento de gastos de AOM. Segin Res
CREG 061/2011 se le reconoce a Transelca el 3.41% del VNR como remuneracion anual para el

reconocimiento de gastos de AOM. Ese porcentaje se habria incrementado al 3.81% a partir de Julio de
2011.

4. RELACION ACTIVOS NO ELECTRICOS — ACTIVOS ELECTRICOS

Como un elemento adicional a los efectos de evaluar algunos aspectos del Plan de Inversiones
presentado por ETESA, se ha calculado la relacion entre los Activos No Eléctricos (ANE) y los
Activos Eléctricos (AE) de TRANSBA, comparandolos con los determinados en el estudio del
IMP 2009-2013. Para ello se han utilizado iguales clasificaciones que en el estudio tarifario

anterior y se ha completado el cuadro correspondiente, el cual se presenta aqui como Cuadro No.
33.

Cuadro No. 33
Relacion entre Activos No Eléctricos y Activos eléctricos de TRANSBA

c .| 2004 | 2005 | 2006 | 2007 | 2011 | 2012
oncepto Clasificacion 5

[$x107]
Terrenos ANE 761 761 761 761 761 761
Vehiculos ANE 1,521 1,417 1,552 1,557| 1,076| 7,501
Muebles y utiles ANE 384 369 350 342 166 279
Equipamiento informatico ANE 21 172 217 258 192 505
Lineas de alta tension AE 224,317|215,589 (207,569 | 198,818 | 153,517 | 141,656
Equipo eléctrico AE 182,661 (175,865 | 171,864 | 164,640 | 160,723 | 164,912
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c e .. | 2004 | 2005 | 2006 | 2007 | 2011 | 2012
oncepto Clasificacion 5

[$x107]
Edificio, otras obras civiles y ANE 34,886 | 32,826 | 31,569 | 30,313 | 31,671 | 31,324
edificios en terreno de terceros
Laboratorio y mantenimiento AE 0 0 0 380 604 294
Elementos de comunicaciones AE 4311 3,981 3,752 3,394 12,364| 12,036
Varios AE 67 78 93 100 79 109
Obras en curso AE 29,883 | 33,281| 39,386| 46,427| 22,463 | 10,614
Repuestos AE 10,945| 13,018| 12,813 | 11,191| 11,873| 13,266
Anticipos AE 259 241 6 11 3,087 932
Total 490,016 477,601 | 469,933 | 458,192 | 398,578 | 384,191
Sub total AE 452,443 442,054 | 435,483 | 424,961 | 364,710 | 343,819
Sub total ANE 37,573 | 35,546| 34,450| 33,231| 33,866| 40,370
Relacion ANE/AE 83%/| 8.0%| 7.9%| 7.8% 9.3% | 11.7%

Fuente: Estructura del cuadro y datos 2004, 2005, 2006 y 2007 segun Informe Estudio IMP 2009-2013 ASEP. Datos afios 2011
y 2012 segun Balances TRANSBA.

Se consideraron los valores contables netos (en pesos argentinos) y los diferentes conceptos
fueron clasificados en AE o ANE de acuerdo a lo que establece la tabla precedente. Los ANE
estan conformados por los Terrenos, Vehiculos, Muebles y utiles, Equipamiento informatico y
Edificio, otras obras civiles y edificios en terreno de terceros. Se observa que la relacion de ANE
en relacion a los AE ha crecido del 8% aproximadamente en el periodo 2004-2007 al 9.3% en
2011 y 11.7% en 2012. Las causas de este comportamiento, especialmente en el afio 2012 se
deben a un incremento en las inversiones realizadas en Vehiculos y Equipamiento Informético,
unido a una sostenida disminucion del valor de los activos eléctricos consecuencia de las
depreciaciones y el escaso incremento de activos eléctricos.

Un analisis similar se puede realizar para el caso de ISA Colombia partiendo de datos de activos
eléctricos y no eléctricos para los anos 2010 y 2011 contenidos en el Informe Anual 2011 (Nota
11 a los Estados Contables 2011 y 2010).

En el Cuadro No. 34 se han reproducido los valores de interés, clasificando los diferentes
conceptos en AE o ANE con criterios similares a los empleados en el Cuadro No. 33.
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Cuadro No. 34

Relacion entre Activos No Eléctricos y Activos eléctricos de ISA

Concepto Clasificacion [2$0:5(:)lombi‘anos Xz?;(,,l]
Lineas de transmision AE 2,772,697 2,946,435
Subestaciones eléctricas AE 1,751,921 1,632,934
Terrenos ANE 161,475 108,988
Edificios ANE 199,166 184,723
Telecomunicaciones ANE 85,237 91,227
Vehiculos ANE 1,857 1,611
Total 4,972,353 4,965,918
Sub total AE 4,524,618 4,579,369
Sub total ANE 447735 386,549
Relacion ANE/AE 9.9% 8.4%

Fuente: Datos afios 2010 y 2011 segin Nota 11 a los Estados contables 2011- 2010 de ISA. Todos los
Montos representan valuaciones de los activos a valor de reposicion (activos eléctricos) o de
Mercado (activos No eléctricos).

Como conclusion de los analisis realizados se puede establecer que un porcentaje entre el 8% y el

10%, aplicado sobre el valor de los Activos Eléctricos, resulta razonable para estimacion de los

Activos No Eléctricos.

5. CONCLUSIONESY RECOMENDACIONES

De los andlisis realizados en este informe relacionados con la seleccion de la empresa
comparadora, las variables a utilizar como Comparadores y el valor de las mismas, se concluye

que:

No existen elementos valederos que justifiquen modificar las variables utilizadas como
Comparadores en las revisiones tarifarias anteriores, esto es:OMT%"" (OyM/VNR) y
AMDT%™ (ADM/VNR).

Desde el punto de vista de los valores resultantes, tanto de los Comparadores como de
otros indicadores, en base a la gestion de TRANSBA en el afio 2012, muestran que esta
continta siendo una referencia eficiente para los objetivos de este estudio. No obstante es
preciso evaluar esos valores a la luz de la real situacion de la empresa en cuanto a
inversiones, tarifas y calidad de servicio, mantenida esta ultima gracias a la masiva
instalacion de generacion distribuida. Asi los valores de los Comparadores determinados
para la empresa TRANSBA para la gestion 2012 (2.49% total), si bien resultan ser los
inferiores de todos los casos analizados, se considera que no reflejan la real situacion dada la
anormalidad en tarifas e inversiones.
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Los valores determinados para el caso de utilizar a la empresa TRANSELEC de Chile resultan ser
suficientemente eficientes y no adolecen de los problemas mencionados para el caso de

TRANBA. En funcion de ello proponemos adoptar los valores determinados para este caso como
referencia a aplicar al caso de ETESA.

Al igual que en estudios anteriores y por idénticas razones, se recomienda incrementar el valor del

Comparador de OyM en un 8% para contemplar diferencias entre las condiciones a que se ven

expuestas las instalaciones de ETESA respecto a las de TRANSELEC.

En funcién de lo anterior, utilizando TRANSELEC como comparadora, los valores sugeridos son:

Valores Valores
Valores recomendados Unidad TRANSELEC recomendados
para ETESA
OMT%M (OyM/VNR) % 1.88 2.03
AMDT%" (ADM/VNR) % 0.78 0.78
AOYM/VNR % 2.66 2.81

Respecto del la valorizacion de los Activos No Eléctricos, valores razonablemente
eficientes de los mismos, deberian estar entre el 8% y el 10% del valor de los Activos

Eléctricos.
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ANEXO II

RETORNO SOBRE EL CAPITAL PARA LA ACTIVIDAD DE
TRANSMISION EN PANAMA

1 MARCO LEGAL

La base sobre la cual se debe apoyar el andlisis para la determinacion del costo de capital se
encuentra en la Ley No. 6 del 3 de febrero de 1997 por la cual se dicta el Marco Regulatorio e
Institucional para la Prestacion del Servicio Publico de Electricidad. En este sentido, el Capitulo
II - Tarifas de Transmision, en su Articulo 96 sefiala lo siguiente: “Las tarifas asociadas con el
acceso y uso de las redes de transmision cubrirdn 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 econémica en el
desarrollo del plan de expansion y en la gestion de la Empresa Transmision. Para el efecto de
este calculo no se consideraran los costos financieros de créditos concedidos al concesionario.

Agrega el mismo articulo en su segundo parrafo: “Los 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 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™

2 MARCO CONCEPTUAL

Si bien el marco legal determina los elementos a tener en cuenta para la fijacion de la tasa por
parte del regulador, resulta importante que el mismo disponga de cualquier otro elemento que
pueda aportar informacién de referencia adicional al respecto. En tal sentido se incorporara, al
igual que en revisiones anteriores, el calculo de la tasa promedio ponderada utilizando un modelo
ampliamente aceptado en la practica regulatoria conocido como WACC'?-CAPM"

La definicion dada corresponde al concepto de costo de oportunidad del capital, y en el contexto
del presente estudio, a la tasa minima, o retorno, que requiere una inversion para atraer fondos
hacia el sector regulado. Debe tenerse presente, tal como lo define la ley, que sea de riesgo

2 Expresion traducida del inglés “weighted average cost of capital”

B Siglas de la expresidn en inglés “Capital Asset Pricing Model”
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14 . . ., ..
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 practica regulatoria, modelo que permite estimar el costo de capital promedio
ponderado, bajo el supuesto que las empresas se financian tanto con capital propio como con
deuda de terceros, y que adopta la siguiente forma:

D E
WACC =1, (I-t)—+ 1 — (1)

Donde:

WACC= costo de capital promedio ponderado

rq = costo de la deuda de largo plazo

t = impuesto a la renta

D/A = proporcion de la deuda respecto a los activos totales

Tip = costo del capital propio

E/A = proporcion del capital propio respecto a los activos totales

A su vez, 1y, se calcula de la siguiente manera, siguiendo la practica de utilizar el modelo
CAPM para su determinacion:

ep :n+ﬂ(rm_n)+rp

2)

donde:
r= tasa libre de riesgo
[B= coeficiente de riesgo sistematico
rm=retorno de una cartera diversificada de acciones

rp,= tasa de riesgo pais

' Ley n2 6 Marco Regulatorio e Institucional para la Prestacion del Servicio Pablico de Electricidad — Art. 97
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Esta formula expresa que el costo de capital propio de un activo es igual al retorno que brinda un
activo o titulo libre de riesgo mds una prima por el riesgo asumido, que se representa por el
término B (r, - 1)). Adicionalmente, y en el contexto de la realidad economica de los paises
emergentes, se suele sumar el concepto de tasa riesgo pais (rp).

Este modelo para la determinacion del costo del capital propio, aunque internacionalmente es el
mas utilizado, presenta objeciones respecto a su utilidad como predictor de los retornos de una
empresa, sobretodo cuando se aplica en paises emergentes, como los latinoamericanos, por
distintas razones como por ejemplo, alta volatilidad en las cotizaciones de las acciones, mercados
de capitales poco desarrollados donde la mayoria de las transacciones se realizan sobre paquetes
accionarios de compaiiias de capital cerrado, etc.

Se han desarrollado otros modelos alternativos como por ejemplo el Arbitrage Pricing Model
(APM), el Dividend Discount Model (DDM), Dividen Growth Model (DGM) y el Price Earning
Model (PEM), pero cada uno de ellos presenta sus propias limitaciones, debido a la gran cantidad
de informacién acerca de las cotizaciones bursatiles en los respectivos mercados de capitales que
es necesario reunir para obtener resultados estadisticamente significativos, como asi también a la
poca liquidez de las acciones y bonos que en ellos se cotizan y la escasa proporcion del capital
puesto a disposicion del publico respecto al capital total. Se considera por lo tanto que el enfoque
propuesto, es decir, utilizar el modelo CAPM, es el que menos limitaciones tiene, avalado por el
hecho que es el modelo mas empleado para el célculo del costo de capital, tanto en empresas
reguladas como no reguladas

3 CALCULO DEL COSTO DE CAPITAL

Se procede a continuacion al célculo de cada uno de los componentes del modelo WACC-CAPM,
con su respectiva explicacion respecto de la metodologia utilizada, justificacion y fuentes de
informacion de los valores de cada uno de los pardmetros calculados.

Debe quedar claro que los valores que arroje este calculo no obligan a su adopcion por parte de la
ASEP y solo constituirdan elementos de juicio adicionales a tener en cuenta para la fijacion de la
tasa definitiva.

Tasa libre de riesgo

Se adopta como activo o titulo libre de riesgo a los bonos del tesoro de largo plazo emitidos por
el gobierno de los Estados Unidos (T-Bonds) porque en su larga trayectoria jamds incurrié en
incumplimiento. Se utiliza este criterio porque es practica usual 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 las empresas cuyo costo de capital se trata de determinar. Brindan ademas la
ventaja de la amplia gama de instrumentos que se emiten con distintos vencimientos y su gran
liquidez.
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Para su obtencion se recurrié a los valores informados por el Banco Nacional de Panama. De
acuerdo al criterio sostenido en el art. 101 de la Ley N° 6 respecto a la consideracion de valores
promedios para los rendimientos de los bonos del Tesoro de los Estados Unidos durante los doce
meses anteriores a la revision de la formula tarifaria, se toma el promedio para el periodo Julio
2012 — Junio 2013 de los T-Bonds con vencimiento a 30 afos. Se toma este periodo por ser el
correspondiente al afio anterior en que se inicia el nuevo periodo tarifario. En el Cuadro N° Al-b
del Anexo se muestra los valores correspondientes al periodo.

El rendimiento promedio se muestra en el Cuadro No. 1.

Cuadro No. 1
Rendimientos Bonos del Tesoro de los EEUU

Vencimiento a 30 anos —Julio 2012 — Junio 2013

Promedio 2.888

Fuente: Banco Nacional de Panama

Término Beta

Como ya se definio, el coeficiente B se refiere al riesgo sistematico; es decir, mide el riesgo
relativo a que estd expuesto el activo que se esta analizando respecto al rendimiento de los
activos de riesgo que conforman el mercado total.

De acuerdo a la teoria moderna de la diversificacion de carteras el riesgo de un activo se puede
separar en dos: el riesgo sistematico (riesgo de mercado) y el riesgo asistematico (riesgo Unico).
Respecto a este tltimo no es necesario reconocerle al concesionario por cuanto ¢l mismo puede
neutralizarlo combinando ese activo con otros cuyos precios estén correlacionados
negativamente. En cambio, el riesgo sistematico, o de mercado, no puede diversificarse porque
afecta a todos los activos del mercado'. Por esta razon, la practica regulatoria solo reconoce el
riesgo sistematico, simbolizado por el coeficiente B.

Formalmente:

im 2
B=oc /om 3)
Donde B es la covariancia entre el rendimiento del activo i y el rendimiento del mercado m,

respecto a la variancia del rendimiento del mercado. Por lo tanto, este coeficiente mide la
contribucion del activo i al riesgo de la cartera o portafolio de mercado m. Ello indica que la 8

B Brealey, R. & Myers, S.; Fundamentos de Financiacion Empresarial (McGraw-Hill), Cap. 7
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media de todos los activos es igual a 1. Un coeficiente f con valor menor a 1 significa que el
activo es menos sensible a las variaciones del mercado, y un coeficiente 3 mayor a 1 significa que
el activo es muy sensible a los movimientos del mercado.

Debido a que no se cuenta con valores del coeficiente B para ETESA, se recurre, por
comparacion, a los valores estimados en otros mercados, como es el caso de los Estados Unidos,
donde se pueden obtener de varias fuentes, como por ejemplo, las firmas especializadas
Morningstar, Bloomberg, Merril Lynch, etc. Se toma en este caso las estimaciones de
Morningstar'® sobre actividades eléctricas (comprenden 35 empresas relacionadas a la
generacion, transporte y/o distribucidon de energia eléctrica para la venta) agrupadas en el Codigo
SIC (Standard Internacional Code) N° 491 con datos a diciembre de 2012. En el Cuadro N° A2
del Anexo se presenta el detalle de los datos de respaldo del valor propuesto (Valor medio del
desapalancado). El valor adoptado es de 0.34.

Como corroboracion de este valor, se calcul6 el promedio de los betas desapalancados del Cuadro
Complementario A5-a con informaciéon a Enero de 2013 de A. Damoradan para las Utilities de
Estados Unidos. Ponderando por la cantidad de empresas de cada grupo (Electric Utility Central,
East and West) el valor resultante es del 0.346.

No obstante ello y atendiendo a comentarios de ETESA, también se ha considerado la alternativa
de utilizar el valor promedio estimado a partir de la informacién de Value Line publicada por
Damodaran para el periodo 2009-2012 (4 afios) mostrada en el Cuadro No. 2:

16 Morningstar (Ibbotson Individual Reports and Statistics (SIC 491). Data as of December 31, 2012.
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Cuadro No. 2
Betas estimados para utilities segiin Value Line 2009-2012

2012
Industry Name Number of Firms | Average Beta |Market D/E Ratio] Tax Rate |Unlevered Beta
Electric Util. (Central) 20 0.57 85.00% 30.12% 0.36
Electric Utility (East) 17 0.43 67.90% 33.49% 0.29
Electric Utility (West) 15 0.58 81.37% 29.09% 0.37
Total Electric Utility 52 034

2011
Industry Name Number of Firms | Average Beta |Market D/E Ratio] Tax Rate |Unlevered Beta
Electric Util. (Central) 21 0.75 86.16% 31.82% 0.47
Electric Utility (East) 21 0.7 66.16% 33.14% 0.48
Electric Utility (West) 14 0.75 84.54% 31.30% 0.47
Total Electric Utility 56 0.48

2010
Industry Name Number of Firms | Average Beta |Market D/E Ratio| Tax Rate |Unlevered Beta
Electric Util. (Central) 23 0.78 96.84% 25.40% 0.45
Electric Utility (East) 24 0.73 75.73% 30.40% 0.48
Electric Utility (West) 14 0.75 83.18% 31.47% 0.48
Total Electric Utility 61 047

2009
Industry Name Number of Firms | Average Beta |Market D/E Ratio] Tax Rate |JUnlevered Beta
Electric Util. (Central) 23 0.79 102.89% 32.27% 0.47
Electric Utility (East) 24 0.73 75.74% 33.77% 0.49
Electric Utility (West) 14 0.75 89.99% 32.45% 0.47
Total Electric Utility 61 0.48

El promedio simple de los valores anuales, arroja un valor de 0,44 para empresas reguladas por
tasa de retorno.

Debe observarse que el valor estimado por Morningstar (datos de 35 empresas para diciembre de
2012) y el de Value Line para el ano 2012 (datos de 52 empresas para todo el 2012) son
idénticos: 0.34 en ambos casos.

Ahora bien, como los valores de beta observados se obtienen de la variacion en el precio de
mercado de los activos involucrados y dicha variacion no so6lo mide el riesgo implicito en la
actividad que desarrolla la empresa cuyo costo de capital se estd tratando de medir sino también
el riesgo financiero derivado de su politica de endeudamiento, para obtener el costo del capital
propio resulta apropiado aislar el riesgo propio de la actividad. Asi el beta observado debe
ajustarse eliminando la parte de riesgo financiero y el tratamiento impositivo aplicado al
endeudamiento. El asi resultante es un beta apalancado; es decir, que tiene en cuenta una
estructura determinada de endeudamiento, expresado a través de la razén D/E (Deuda sobre
Capital Propio) y un tratamiento impositivo particular. A efectos de estimar el B relativo al caso
bajo estudio, corresponde entonces quitar esos efectos a través del mecanismo de
desapalancamiento, para luego incluir la estructura de endeudamiento que se considera 6ptima y
la tasa impositiva correspondiente. De este modo se obtiene finalmente el B apalancado (equity)
aplicable a la Reptiblica de Panama.

El procedimiento consiste en los siguientes pasos:
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a) obtencion del B desapalancado de empresas eléctricas de los Estados Unidos,

b) aplicar la estructura de endeudamiento objetivo, denominado también apalancamiento
financiero, D/E, y

c) considerar la tasa del impuesto a la renta correspondiente a la Republica de Panama.

Las formulas son las siguientes:
B = B /[1+ (1 —tg, )D/E]P del activo 6 desapalancado de los EEUU (4)

Donde “tgy” corresponde a Estados Unidos.

B =px [1 + (1=t )D/ E]B del patrimonio (equity) apalancado de Panama (5)

Donde el valor de “tpan”’corresponde a Panama

EU
El valor adoptado del B de los activos (desapalancado) para las empresas de servicios publicos
de electricidad de Estados Unidos es de 0.34 (considerando la fuente descripta de Morningstar —
Cuadro N° A2 del Anexo) o 0.44 considerando Value Line. Sobre la base de dichos valores y

P
utilizando la segunda formula se obtiene el B del equity (apalancado) conforme los parametros
considerados para la Republica de Panama. Los componentes utilizados en la citada formula son:

BEY=0.3460.44

t =030 Impuesto a la Renta vigente en Republica de Panama

D/E =50/50 Razon Deuda / Capital Propio objetivo (estructura de capital)

El rango de niveles de deuda usados por los distintos reguladores se encuentra entre el 50% —
65% de endeudamiento. Asi, se puede observar de la misma fuente (Morningstar — Cuadro
Complementario No. A2) que el valor medio de la deuda respecto del capital total oscila entre el
46.06% para el ultimo valor y el 48.13% para el promedio de los Ultimos cinco afios. Segun la
fuente A. Damodaran (Cuadro Complementario A5-c) el valor promedio ponderado de la deuda
para los tres sectores resulta ser del 43.83%.

Otros antecedentes al respecto son el 55% de endeudamiento utilizado en las dos revisiones
tarifarias anteriores para ETESA y el 60% aceptado por la OFGEM para fijar las tarifas de
transmision en el periodo més reciente’”.

Y“Einance Supporting de la RIIO-TI: Final Proposals for National Grid Electricity Transmission and National Grid Gas”
publicada por OFGEM el 17 de diciembre de 2012.
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Al respecto es menester acotar que lo ideal seria proponer una estructura de capital ptima, es
decir aquella que minimice el valor del WACC y por lo tanto maximice el valor de la empresa.
Dado que la informacion disponible no permite obtener dicho valor, se considera como razonable
una relacion de endeudamiento del 50%, en funcion de la practica regulatoria de otros paises.

Los valores antes considerados tienen como fuente a los Estados Unidos, donde el mecanismo
regulatorio se basa en garantizar una tasa de retorno (Rate of Return Regulation). En cambio, en
la Republica de Panama el método de regulacion se basa en precios maximos, similar al utilizado
en Inglaterra. Se reconoce que este ultimo mecanismo traslada un mayor riesgo a la empresa

P
regulada, en consecuencia corresponde ajustar el 2 por una prima por diferencia de mecanismos
regulatorios.

Asi, tomando como referencia el tradicional estudio de Alexander, Mayer y Weeds18, se calcula

UK EU
dicha prima como la diferencia entre el 2 (desapalancado de Inglaterra) y el B
(desapalancado de Estados Unidos).

OFGEM ha utilizado un valor de Beta apalancado, o Beta de los activos (equity ), del 0.95en la
revision de transmision mas reciente.

Desapalancéndolo para la estructura de capital considerada y considerando la alicuota impositiva
UK

de Inglaterra (30%), se obtiene un valor para B de 0.463.

A partir de ello el riesgo regulatorio, seria de 0.123sobre el beta desapalancado de los Estados

Unidos de 0.34 y 0.023 sobre el beta desapalancado de Estados Unidos de 0.44.

En el Cuadro No. 3se resume toda la informacidn para obtener el valor del coeficiente § para la
Republica de Panama.

®Alexander, Mayer y Weeds; Regulatory Structure and Risk and Infrastructure Firms (Banco Mundial, 1996)
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Cuadro No. 3
Parametros para la Determinacion del Término 8

Beta USA desapalancado 0,340 0,440
Beta UK apalancado 0,950 0,950
Beta UK desapalancado 0,463 0,463
Riesgo Regulatorio 0,123 0,023
Estructura Capital (Duk/CPuk) 1,50 1,50
Estructura Capital (DE/CPE) 1,00 1,00
Tasa Marginal Impuesto Panama 0,30 0,30
Tasa Marginal Impuesto UK 0,30 0,30
Beta Equity Panama (apalancado) 0,788 0,788

Prima de riesgo de mercado

La prima de riesgo de mercado mide el rendimiento adicional que un inversor requiere para
mantener una cartera de titulos diversificada en lugar de un bono o titulo libre de riesgo. En el
modelo CAPM esta reflejada en la expresion (rp, — 17).

Tanto los trabajos académicos como la practica para la determinacién de esta prima muestran
severas discrepancias en su tratamiento. Damodaran'’sefiala que estas discrepancias se refieren
fundamentalmente a tres factores: el periodo de tiempo utilizado, la eleccion del activo libre de
riesgo y la utilizacion de promedios aritméticos o geométricos para la estimacion de la serie de
retornos pasados.

Respecto al primer factor, aunque existen datos sistematicamente recopilados desde 1926,
muchos autores utilizan periodos mas reducidos para realizar sus estimaciones, como por ejemplo
50 afos, 30 afios, ain 10 y 5 afios. Los argumentos varian para la seleccion de los distintos
periodos. Los defensores de los periodos largos aducen que la desviacion standard de las
estimaciones para periodos largos es menor en comparacion con las estimaciones para periodos
mas cortos. Y por su parte, aquellos autores que prefieren periodos mas cortos alegan que la
aversion al riesgo por parte del inversor promedio cambia a lo largo del tiempo, por lo que tomar
periodos cortos permite obtener una estimacion mas actualizada.

En cuanto a la eleccion del activo libre de riesgo se puede tomar ya sea las letras del Tesoro (de
corto plazo) o los bonos del Tesoro (de largo plazo). Lo importante es que haya consistencia entre
el titulo que se adopte como libre de riesgo y el plazo que se considere para estimar los retornos
esperados.

¥ Damodaran, Aswath; Estimating Equity Risk Premiums; SternSchool of Business - 1998
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Por ultimo, la utilizacién de promedios aritméticos o geométricos también genera diferencias en
los valores de los estimadores del premio de mercado. Segiin Damodaran los estudios empiricos
seflalan que los promedios aritméticos tienden a sobreestimar los premios de mercado a
diferencia de la utilizacion de promedios geométricos que no poseen sesgo.

No obstante la discusion sobre el tema parece prevalecer el uso de promedio aritmético por parte
de los reguladores.

En el Cuadro Complementario No. A6 se reproducen los valores para el periodo 1928-2012. A
partir de esos datos, a los efectos de este estudio, se adopta el criterio de considerar el promedio
aritmético de los retornos historicos de los bonos del Tesoro de los Estados Unidos, para el
periodo 1973-2012; es decir, un periodo que comprende los ultimos 40 afios. El valor de la prima
de mercado resultante es del 3.15%. Se justifica la eleccion de este periodo en el hecho que
abarca el periodo de posguerra y no contempla la etapa de la Gran Depresion y la Segunda
Guerra Mundial, acontecimientos que seguramente influyeron en la variabilidad de los retornos, y
por lo tanto en la estimacion de la prima de mercado. Adviértase que de considerar el periodo
mas largo, 1928-2012, el premio de mercado resultante es mas alto y alcanza un valor de
5.88%". Atendiendo a la solicitud de ETESA también se estima la prima a partir de la
informacion de Ibbotson'. Finalmente el valor adoptado es de 3.68% resultante del promedio
para el periodo 1973-2012 segin Damoradén e Ibbotson.

En el Cuadro No. 4 se observan valores para distintos periodos y el valor final adoptado.

Cuadro No. 4
Prima Riesgo de Mercado
S&P 500 — T. Bonds Premio por riesgo de
Promedio aritmético mercado de largo plazo Valor Adoptado
Segun Damoradan segun Ibbotson

1928-2012 5.88% 6.7% (1926-2012)

1973-2012 3.15% 4.2% 3.68%

2003-2012 3.08% 4.6%
Promedio geométrico S&P 500 — T. Bonds -

1973-2012 2.61%

22 Damodaran, Aswath; http://pages.stern.nyu.edu/~adamodar/
217013 Ibbotson SBBI Valuation Yearbook, Appendix A, Table A-1.
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No obstante, en el andlisis se sensibilidad, se ha considerado también el caso del periodo 1926/8-
2012 con promedio aritmético (promedio Damoradan-Ibbotson 6.29%).

A modo de referencia, el valor utilizado por OFGEM en la ultima revision tarifaria de
transmision es del 5.25%.

Tasa riesgo pais

Tradicionalmente el riesgo pais es cuantificado en base a la diferencia (spread) entre el
rendimiento de un instrumento libre de riesgo y su equivalente en el pais bajo andlisis. Los bonos
del tesoro americano son utilizados como el instrumento libre de riesgo y su equivalente son los
bonos emitidos por los gobiernos de las economias emergentes, por ejemplo los bonos emitidos
por el gobierno panamefio. Si ambos bonos se encuentran emitidos en la misma moneda, la
diferencia de rendimientos reflejara solo riesgo de default. En cambio, si el bono nacional se
encuentra emitido en moneda doméstica, el spread estara incluyendo, ademads, el riesgo
devaluatorio. En el caso de Panama se esta en la primera situacion.

La racionalidad de su aceptacion como elemento que se incorpora en la estimacion del costo de
capital consiste en la idea de que un inversionista que cuenta con la oportunidad de invertir en
una economia en vias de desarrollo exigird un retorno mayor por estar expuesto a un riesgo
adicional respecto a una economia desarrollada; y en el caso en que ya se encuentre operando, el
diferencial de retorno que le resulte atractivo para no retirar sus inversiones. Las fuentes de riesgo
que se utilizan para justificar el diferencial de tasas se atribuye a factores tales como inestabilidad
institucional y politica, frecuentes cambios en el rumbo econdémico, modificaciones en la
legislacion tributaria, laboral, etc.

Es practica usual utilizar como prima por riesgo pais el indice EMBI + publicado por JP Morgan
Chase.

En este caso el valor promedio de los ultimos 12 meses (01 de Julio 2012 al 30 de Junio de 2013)
alcanza los 148.23 puntos basicos (6 1.4823%), segln resulta del promedio del Cuadro N° A3
del Anexo para el citado periodo.

A modo de comparacion también se ha calculado la prima promedio para los tltimos 12 meses
entre el bono Global 29 emitido por la Republica de Panamé y el UST20 (Bonos de Tesoro de
Estados Unidos T-bonds a 20 afos).
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El valor promedio del rendimiento de los Bonos (UST20) a 20 afios de los ultimos 12 meses
(Julio 2012 — Junio 2013) es del 2.586%, segtn resulta del promedio del Cuadro Complementario
No. Al-a para el citado periodo y tipo de bono.

Por otro lado el rendimiento promedio para el mismo periodo del Global 29 segtn lo informado
por el Banco Nacional de Panamé (Cuadro Complementario No. Al-b) es del 3.827%. Asi el
spread entre ambos bonos resulta ser el que muestra el Cuadro No. 5.

Cuadro No. 5
Spread entre Rendimientos bono Global 29 y UST20
Rendimiento Global 29 | Rendimiento UST 20 Spreads
3.827% 2.586% 1.241%

En funcion de lo anterior se recomienda utilizar como tasa por riesgo pais el valor 1.4823%.

Costo de 1a 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 captard a una tasa que refleje la tasa libre de
riesgo mas un 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 mds la prima de
riesgo pais, mas un spread asociado al riesgo de default de la empresa.

ry =" +rp+SD (6)
Donde:

r,: costo de la deuda

I : tasa libre de riesgo
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r, : riesgo pais

SD: Spread Default

Para la tasa libre de riesgo, so6lo a los efectos del célculo del costo de la deuda, se considero la
tasa de interés de los Bonos del Tesoro a 20 afios — UST20- (promedio para el periodo Julio 2012
— Junio 2013). Si bien usualmente se ha considerado el comportamiento del bono a 5 afios,
atendiendo al periodo de maduracion de los préstamos con que cuenta ETESA v,
fundamentalmente al periodo asociado al mecanismo de financiamiento para la construccion de la
tercera linea (30 afios) se considerd el bono a 20 afios. En el Cuadro No. 6 se aprecia el valor
promedio adoptado a partir de los datos del Cuadro Complementario Al.

Cuadro N° 6

Tasa libre de riesgo para el calculo del costo de la deuda
Bonos del Tesoro a 20 afios (UST20)

Promedio Julio 2012-Junio 2013 | 2.5856%

Fuente: U.S. Department of the Treasury

El riesgo pais es el antes determinado. Respecto del calculo del spread por default para una
empresa de transmision 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.

A los efectos de la calificacion de riesgo para estimar el spread por default crediticio para una
empresa en la Republica de Panama se considero la calificacion para la Republica de Panama que
arroja Standard & Poor’s al mes de Setiembre de 2012, la cual se ubica en “BBB/Estable/A-2"*
para el largo y corto plazo respectivamente, calificacion basada en los siguientes fundamentos:

“Las calificaciones de la Republica de Panama reflejan el fuerte crecimiento econémico del
pais, su creciente diversificacion econémica y su marco macroeconémico estable. Por otro lado,
las calificaciones también consideran la vulnerabilidad del soberano ante marcadas oscilaciones
en el entorno econémico mundial, un mercado local de capitales en desarrollo y sus instituciones
politicas en desarrollo.

Se espera que el ritmo de crecimiento econémico de Panama se mantenga fuerte durante los
préximos afios. Estimamos que el PIB crezca en 7.8% en 2012 y en un 6% en promedio hasta
2015. Esto, a su vez, sigue impulsando una posicion fiscal fuerte la cual ha permitido que el
gobierno siga invirtiendo en infraestructura publica mas del 50% de PIB de 2011, mientras
mantiene su nivel de deuda con una tendencia estable.

*? Fuente: http://www.standardandpoors.com/ratings/articles/es/la/?articleType=HTML&asset|D=1245301683014
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La inversion publica en infraestructura productiva y en la expansién del sector de servicios que
se beneficia del rol emergente del pais como central regional para el comercio, las finanzas y el
transporte, seguird respaldando el crecimiento econémico y la cada vez mayor resistencia y
diversificacion de la economia de Panama. El PIB ha crecido 9% promedio anual desde 2007, y
se ha duplicado desde 2005.

Ademas, la asamblea nacional aprobd recientemente un fondo soberano de riqueza para
gestionar los ingresos del Canal de Panaméa después de concluir su expansion a finales de 2014.
La creacion del fondo, asi como las reformas fiscales implementadas en 2010 y 2011, daran al
gobierno recursos amplios para fondear sus ambiciosos planes de inversion sin deteriorar su
flexibilidad fiscal, mientras mantiene la tendencia estable de su nivel de deuda. La deuda neta
del gobierno general, en un esperado 30% del PIB en 2012, se compara favorablemente con la
de pares con calificaciones similares.

Dicho lo anterior, la economia abierta de Panama sigue siendo vulnerable a los shocks externos.
Aunque la tasa de ahorro interno (estimada en 17% del PIB en 2012) se ha fortalecido en afios
recientes, todavia es muy baja para financiar el gran programa de inversion del pais. Esto se
refleja en los altos déficits de la cuenta corriente de los ultimos afios, que esperamos se
mantengan en 10% del PIB hasta 2015. Tales déficits han sido financiados con inversion
extranjera directa (IED) y deuda, pero tanto la deuda externa del sector publico (esperada en
41% de los ingresos de la cuenta corriente en 2012) como la deuda externa neta del sector
financiero (prevista en 20% de los ingresos de la cuenta corriente en 2012) son moderadas. Sin
embargo, Panama sigue siendo vulnerable a cambios en la percepcion de los inversionistas y de
las contrapartes ya que depende de manera significativa del financiamiento externo, debido a la
falta de desarrollo de su mercado doméstico de capitales.

Al mismo tiempo, debido a la ruptura de la coalicion gobernante, el entorno politico se ha
polarizado mas. La presion del presidente Ricardo Martinelli para alcanzar una reforma
constitucional que permita un segundo periodo presidencial después de las préximas elecciones
generales —programadas para 2014-ha deteriorado su popularidad. Esto, ha abierto
oportunidades para la oposicién y Panama esté entrando rapidamente al ambiente electoral. En
nuestra opinion, aunque esto probablemente genere ruido politico en el mediano plazo, no
afectara el entorno econémico general de Panamd, ya que el partido oficial gobernante y la
oposicion coinciden de manera importante en la politica macroeconémica.

Es baja la probabilidad de que el gobierno deje de utilizar el dolar como su moneda local, en
nuestra opinién. La autoridad para la implementacién de las politicas monetaria y cambiaria,
corresponde en gran medida al gobierno de Estados Unidos, por lo que nuestra evaluacion de
transferencia y convertibilidad (T&C) para Panama es igual que la de Estados Unidos ('AAA").

Perspectiva
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La perspectiva estable pondera nuestra opinién de que el gobierno continuara implementando
sus planes de inversion sin que su posicion fiscal se vea afectada o se revierta la tendencia del
nivel de deuda. También incorpora el posible ruido politico que podria derivarse de un entorno
politico méas polarizado a medida que se acercan las elecciones generales.

Si el gobierno puede convertir sus inversiones de capital en mejoras adicionales efectivas sobre
su posicidn fiscal, que reduzcan su nivel de deuda mientras continta desarrollando su mercado
domeéstico de capitales, podriamos revisar la perspectiva a positiva. Por otro lado, si el entorno
politico se deteriora y este afecta la gestion fiscal o compromete la expansién exitosa del Canal
de Panama, la confianza de los inversionistas se vera debilitada —lo que reduciria las
expectativas de crecimiento del pais en el largo plazo, y afectaria la reciente mejora en la deuda
del soberano, y posiblemente daria como resultado una perspectiva negativa”.

Se recurre entonces a la informacion que proporciona la agencia Reuters acerca de los niveles de
spread publicadas en www.bondsonline.com para el sector de Ultilities, los cuales se muestran en
el Cuadro No. 7, para el dia 28 de febrero de 2013. El valor a adoptar se corresponde con la
duracion estimada del crédito (20 afios) y con la calificacion supuesta de la empresa que se
supone al menos igual a la del pais (BBB). Dado que no se dispone del dato para 20 afios se
adopt6 el promedio entre 10 afos (146) y 30 anos (182) el cual resulta ser de 164 puntos basicos
0 1.64%.

Cuadro No. 7
Premio por riesgo crediticio segun calificacion y vencimiento

REUTERS CORPORATE BOND SPREAD TABLES

Reuters Corporate Spreads for Utilities
02/28/2013
[ yr ] 2yr ] 3yr | 6yr | 7yr ] d0yr ] 30yr |
Aaa/AAA 35 40 46 54 62 71 82
Aal/AA+ 37 44 51 58 66 75 f:1:3
Aaz2/AA 40 48 55 63 70 78 93
Aa3/AA- 42 52 58 68 74 82 o
Al/A+ 45 56 63 72 79 86 104
A2/A 47 60 67 77 83 90 110
A3/A- 50 64 72 a2 89 a6 118
Baal/BBB+ 62 79 88 100 108 118 141
Baa2/BBB 70 93 106 123 134 146 182
Baa3/BBB- 108 133 148 167 180 193 234
Bal/BB+ 152 182 204 231 254 279 331
Ba2/BB 196 230 260 205 329 366 427
Ba3/BB- 240 279 316 359 403 452 524
B1/B+ 283 327 372 423 477 539 620
B2/B 327 376 427 487 552 625 717
B3/B- 371 424 483 531 626 712 813
Caa/CCC+ 415 473 539 615 700 798 a10
Us Treasury Yield 0.17 0.25 0.36 0.77 1.26 1.89 3.10

@ closest matching maturity.
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Teniendo en cuenta los comentarios de ETESA, también se estimara el costo de la deuda
considerando el spread determinado como el promedio del spread para el periodo Agosto 2012-
Julio 2013 para los bonos a 10 afos y 30 afios. El valor resultante es de 1.816% segun se

desprende del cuadro siguiente:

Cuadro No. 8

Premio por Riesgo Crediticio. Reuters Corporate Spreads for Utilities.

Calificacion BBB

Periodo 5yr 10 yr 30 yr
2012-08 207 218 239
2012-09 195 211 232
2012-10 183 204 225
2012-11 138 197 218
2012-12 123 153 188
2013-01 127 149 185
2013-02 126 148 182
2013-03 120 144 181
2013-04 119 142 179
2013-05 117 140 177
2013-06 116 141 181
2013-07 116 142 182
Promedio Ago 12-Jul 13 140.6 165.8 197.4
Promedio spread bonos
10 y 30 afios 181.6

Fuente: BondsOnline Group, Thompson Reuters

Lo anterior arroja los resultados que se muestran en el Cuadro No. 9:

Cuadro No. 9

Determinacion Costo Endeudamiento

Calculo Costo Deuda Base Alternativa

Tasa Libre de Riesgo 20 Afios 2.59% 2.59%
Prima por Riesgo Pais 1 Afio 1.48% 1.48%
Spread Adicional (promedio 10 y 30 afios) 1.64% 1.82%
Tasa Endeudamiento sin Impuesto Ganancias 5.71% 5.88%
Tasa Marginal Impuesto 0.30 0.30
Tasa Endeudamiento con Impuesto Ganancias 4.00% 4.12%

Si bien los resultados no difieren sustancialmente, se adoptard para los calculos el valor del

4.00%.
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Valores Nominales y Reales

Los valores antes obtenidos estan expresados en términos nominales. Dado que el mecanismo de
regulacion en la Republica de Panama permite la actualizacion periddica de las tarifas, entonces

el costo de oportunidad del capital a utilizar debera ser el real, es decir descontando los efectos de

la inflacion.

A los efectos de convertir las tasas nominales en reales, se adoptd una inflacion esperada en los
Estados Unidos de largo plazo del 1.98% anual calculada como la variacion del Consumer Price
Index - All Urban Consumers elaborado por el Congressional Budget Office de los Estados
Unidos. El Cuadro No. 10 muestra los principales indicadores extraidos del Cuadro

Complementario N° A4.

Cuadro No. 10

Proyeccién principales indices EE.UU.
Afios 2011 a 2023

Datos para aiio calendario

Promedio anual proyectado
2011 | 2012 |2013a2017 | 2018 a 2023
Nominal GDP (Billions of dollars) 15,076 | 15,692 18,047 23,633
Nominal GDP (Percentage change) 4.0 4.1 5.2 4.4
Real GDP (Percentage change) 1.8 2.3 3.3 23
GDP Price Index (Percentage change) 2.1 1.8 1.9 2.0
Consumer Price Index® (Percentage change) | 3.1 2.1 1.98 2.3

Fuente: CBO’s February 2013 report The Budget and Economic Outlook: Fiscal Years 2013 to 2023.

Resultados Finales

En base a las consideraciones y calculos realizados a lo largo del estudio, finalmente se expone
en el Cuadro No. 11 los valores propuestos de los pardmetros y las estimaciones del costo de

capital (WACC) que se obtienen.
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Cuadro No. 11
Resultados Obtenidos

Concepto Caso Base

Tasa Libre de Riesgo 2.888%
Beta Equity Panama 0.788

Prima Riesgo Mercado 3.68%
5;53%0 Pais (Promedio 12 Meses Julio 2012 - Junio 1.48%
Costo Capital Propio 7.27%
Tasa Endeudamiento antes de Impuesto 5.71%
Tasa Endeudamiento después de Impuesto 4.00%
D/(D+E) 50.0%
E/(D+E) 50.0%
WACC Nominal después de Impuestos 5.63%
WACC Nominal antes de Impuestos 8.04%
Tasa Inflacion EEUU Largo Plazo 1.98%
WACC Real después de Impuestos 3.58%
WACC Real antes de Impuestos 5.95%

Analisis de Sensibilidad

A continuacion se realiza un Analisis de Sensibilidad para el caso en que se hubieran adoptado
otros valores alternativos para la Prima de Riesgo de Mercado, habida cuenta que, como se adujo
en el acapite respectivo, existen diversos criterios para su determinacion a diferencia de los otros
parametros cuyos valores estdn determinados por las fuentes correspondientes.

Las alternativas consideradas son las siguientes:

- Alternativa 1: {dem al caso base con promedio aritmético para el periodo 1928-2012
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- Alternativa 2: {dem caso base con promedio geométrico para el periodo 1973 — 2012

En el Cuadro No. 12 se presenta los resultados obtenidos, tanto para el caso Base antes expuesto,
como para las dos alternativas planteadas como analisis de sensibilidad.

Cuadro No. 12
Resultados Obtenidos analisis de sensibilidad

Periodo para célculo riesgo de mercado 1973-2012 1926/8-2012 1973-2012
Tipo de ajuste utilizado para célculo riesgo de mercado Aritmético Aritmético Geométrico
Concepto Caso Base At 1l Alt 2
Tasa Libre de Riesgo 2,888% 2,888% 2,888%
Beta Equity Panama 0,788 0,788 0,788
Prima Riesgo Mercado 3,68% 6,29% 2,61%
Riesgo Pais 1,482% 1,482% 1,482%
Costo Capital Propio 7,27% 9,32% 6,43%
Tasa Endeudamiento antes de Impuesto 5,71% 5,71% 5,71%
Tasa Endeudamiento despues de Impuesto 4,00% 4,00% 4,00%
Estructura de Capital
% de Deuda 50,0% 50,0% 50,0%
% de Capital Propio 50,0% 50,0% 50,0%

WACC Nominal despues de Impuestos 5,63% 6,66% 5,21%
WACC Nominal antes de Impuestos 8,04% 9,51% 7,45%

Tasa Inflacién EUA Largo Plazo 1,98% 1,98% 1,98%
WACC Real despues de Impuestos en u$s 3,58% 4,59% 3,17%
WACC Real antes de Impuestos en u$s 5,95% 7,39% 5,36%

Riesgo Cambiario 0,00% 0,00% 0,00%
WACC Real despues de Impuestos en B/. 3,58% 4,59% 3,17%
WACC Real antes de Impuestos en B/. 5,95% 7,39% 5,36%

Valores de Tasa segiin normativa establecida en la Ley No. 6 de 1997
El Articulo 96 del Texto Unico de la Ley No. 6 de 1997 establece que:
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“Los costos utilizados como base para el calculo de tarifas deben permitir a la Empresa de
Transmision tener una taza razonable de rentabilidad, antes de aplicarse el impuesto sobre la
renta, sobre el activo fijo neto invertido a costo original Para efectos de este calculo, se define
como razonable aquella tasa que no difiera mas de dos puntos de la suma de la tasas 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 calculard como el promedio de las tasas efectivas durante los doce meses
anteriores a la revision de la formula tarifaria. **

Conforme los datos que surgen del estudio, la aplicacion de la Ley arroja los resultados que se
muestran a continuacion:

Cuadro No. 13
Valores base y banda resultante segin Ley N° 6

Banda Resultante
. . Prima Riesgo Variacion
Tasa Libre Riesgo Negocio permitida Limite Limite
Inferior superior
2.888% 7% +2% 7.888% 11.888%
Conclusiones

En funcién de los argumentos desarrollados anteriormente corresponde definir el valor de la tasa
sugerida para el nuevo periodo tarifario.

En el Cuadro No. 14 se han volcado los valores obtenidos en el andlisis a partir del método
WACC-CAPM y también los que resultan como valores extremos por aplicacion de la Ley N° 6.

Cuadro N° 14
Valores resultante seguin WACC y segin Ley N° 6

WACC real antes de impuesto Banda Resultante segin Ley No. 6
Caso Base Alt1 Alt2 Limite Inferior Limite Superior
5.64% 7.08% 5.05% 7.89% 11.89%

Como se observa la tasa de rentabilidad calculada segin WACC no alcanza el limite inferior
impuesto por la Ley en ninguna de las alternativas.

En funcion de ello la tasa de retorno sugerida a aplicar para la determinacion de Ingreso Maximo
Permitido correspondiente al periodo tarifario 2013-2017 es del 7.90%.
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4

CUADROS COMPLENTARIOS
Cuadro N° Al-a

Date
07/02/2012
07/03/2012
07/05/2012
07/06/2012
07/09/2012
07/10/2012
07/11/2012
07/12/2012

07/13/12
07/16/12
07/17/12
07/18/12
07/19/12
07/20/12
07/23/12
07/24/12
07/25/12
07/26/12
07/27/12
07/30/12
07/31/12
08/01/2012
08/02/2012
08/03/2012
08/06/2012
08/07/2012
08/08/2012
08/09/2012
08/10/2012
08/13/12
08/14/12
08/15/12
08/16/12
08/17/12
08/20/12
08/21/12
08/22/12
08/23/12
08/24/12
08/27/12
08/28/12
08/29/12
08/30/12
08/31/12
09/04/2012
09/05/2012
09/06/2012
09/07/2012
09/10/2012
09/11/2012
09/12/2012
09/13/12
09/14/12
09/17/12
09/18/12
09/19/12
09/20/12
09/21/12
09/24/12
09/25/12
09/26/12
09/27/12
09/28/12
10/01/2012
10/02/2012
10/03/2012
10/04/2012
10/05/2012
10/09/2012
10/10/2012
10/11/2012
10/12/2012
10/15/12
10/16/12
10/17/12
10/18/12
10/19/12
10/22/12
10/23/12
10/24/12
10/25/12
10/26/12
10/29/12
10/31/12

1mo
0,06
0,08
0,07
0,06
0,06
0,07
0,07
0,08
0,08
0,04
0,08
0,07
0,06
0,07
0,07
0,08
0,08
0,08
0,07
0,06
0,07
0,07
0,04
0,03
0,05
0,09
0,09
0,1

0,1
0,11
0,11

0,1
0,09
0,09

0,1
0,1
0,1
0,1
0,12
0,12
0,12
0,09

0,11

0,1
0,09
0,09
0,09
0,09

0,1
0,08
0,06
0,08
0,08
0,06
0,05
0,03
0,06
0,05
0,05
0,06
0,05
0,09
0,09

0,1

0,11
0,12
0,12
0,12

0,13
0,13
0,12
0,11

0,11
0,13
0,13
0,12
0,13
0,09

TASAS DIARIAS DE BONOS DEL TESORO DE EEUU

3 mo
0,1
0,09
0,08
0,08
0,09
0,09
01
01
0,1
0,1
01
0,09
0,09
0,09
01
01
0,1
0,11
0,11
0,11
0,11
0,1
0,09
0,09
01
0,11
0,11
0,11
01
0,11

0,09

0,09
0,09
0,09

0,11
0,1

0,1
0,11
0,11
0,09
0,11

0,1

0,1

0,11
0,11
0,11
0,12
0,14
0,11

6 mo
0,15
0,15
0,15
0,15
0,14
0,15
0,15
0,15
0,15
0,14
0,14
0,14
0,14
0,14
0,14
0,15
0,14
0,15
0,15
0,15
0,14
0,14
0,14
0,14
0,14
0,14
0,14
0,15
0,14
0,15
0,15
0,14
0,14
0,14
0,14
0,14
0,13
0,13
0,13
0,14
0,15
0,14
0,14
0,14
0,14
0,14
0,14
0,14
0,14
0,14
0,13
0,13
0,13
0,13
0,13
0,14
0,14
0,14
0,14
0,15
0,13
0,14
0,14
0,14
0,14
0,14
0,14
0,15
0,15
0,15
0,14
0,15
0,15
0,15
0,15
0,15
0,14
0,15
0,15
0,16
0,16
0,15
0,16
0,16

1yr
0,21
0,21
0,19
0.2
0,2

0,18

0,18
0,17
0,18
0,16

0,17

0,16

0,18
0,18
0,18
0,18
0,18
0,17
0,18
0,18
0,18
0,18
0,18
0,18
0,18
0,18
0,17
0,16
0,17
0,17
0,16
0,16
0,18
0,18
0,18
0,18
0,18
0,18
0,19
0,18
0,18
0,18
0,18
0,19
0,18
0,18
0,19
0,19
0,18
0,18

2yr

03

0,3
0,28
0,27
0,27
0,27
0,27
0,25
0,25
0,24
0,25
0,22
0,22
0,22
0,22
0,22
0,22
0,23
0,25
0,23
0,23
0,24
0,24
0,24
0,24
0,27
0,29
0,29
0,27
0,27
0,27
0,27
0,29
0,29
0,29
0,31
0,26
0,26
0,28
0,28
0,27
0,27
0,27
0,22
0,23
0,25
0,27
0,25
0,25
0,25
0,25
0,24
0,27
0,25
0,25
0,27
0,27
0,27
0,27
0,27
0,26
0,25
0,23
0,25

3yr
0,39
0,39
0,39
0,37
0,36
0,37
0,36
0,35
0,34
0,31
0,32

0,3
0,31
0,29
0,28
0,28
0,28
0,31
0,34
0,31

03
0,32
0,31
0,33
0,33
0,37
0,38
0,38
0,36
0,36
0,39
0,42
0,42
0,42
0,41
0,42
0,37
0,36
0,37
0,37
0,36
0,36
0,35

0,3
0,31
0,32
0,34
0,33
0,33
0,33
0,33
0,32
0,35
0,36
0,35
0,35
0,36
0,36
0,35
0,35
0,34
0,34
0,31
0,31
0,31
0,31
0,32
0,34
0,35
0,35
0,34
0,34
0,34
0,36
0,41
0,41
0,41
0,42
0,41

0,4
0,43
0,41

0,4
0,38

S5yr
0,67
0,69
0,68
0,64
0,63

0,61

0,71

0,74
0,71
0,71
0,75

0,83
0,81
0,8

0,71
0,71
0,72

0,7
0,69
0,69
0,66
0,59
0,62
0,62
0,68
0,64
0,66
0,67

0,7
0,65
0,72
0,73
0,71

0,7
0,68
0,68
0,66
0,63
0,64
0,62
0,62
0,61
0,61
0,63
0,67
0,67
0,66
0,67
0,67
0,67

0,78
0,79
0,77
0,79
0,77
0,76
0,82
0,76
0,74
0,72

Tyr
1,04
1,08
1,05
1,01
0,98
0,98
0,99
0,98
0,99
0,97
0,99
0,97
0,99
0,95
0,93
0,91
0,91
0,94
1,04
0,99
0,98
1,03
0,98
1,07
1,05
1,13
1,14
1,15
1,11
1,12
1,18
1,25
1,28
1,27
1,26
1,25
1,16
1,13
1,14
1,11

1,1
1,11
1,08
1,01
1,03
1,04
1,12
1,09

1,12
1,17
1,12
1,23
1,22
1,19
1,18
1,18
1,14
1,12
1,08
1,03
1,05
1,04
1,04
1,03
1,02
1,07
1,12
1,11
1,09
1,09
1,09
1,09
1,15
1,24
1,26
1,21
1,25
121
1,21
1,28

1,2
1,16
1,14

10 yr
1,61
1,65
1,62
1,57
1,53
1,53
1,54

1,52

15
1,53
1,52
1,54
1,49
1,47
1,44
1,43
1,45
1,58
1,53
1,51
1,56
1,51

1,59
1,66
1,68
1,69
1,65
1,65
1,73

1,83
1,81
1,82

1,71
1,68
1,68
1,65
1,64
1,66
1,63
1,57
1,59

1,6
1,68
1,67
1,68

1,77
1,75
1,88
1,85
1,82
i)

1,74

1,72

20 yr

2,36
2,34
2,28
2,24
2,22
2,22
2,18

2,18
2,22
2,21
2,24
2y
2,15
2,11
2,11
2,13
2,27
2,22
2,21
2,25

Z2

2,29
2,37
2,39

2,4
2,37
2,37
2,45
2,53
2,57
2,55
2,55
2,53

2,41
2,41
2,38
2,36
2,38
2,36
2,29

2,32
2,41
2,42
2,43
2,44
2,52
2,53
2,68
2,64
2,61
2,58
2,58
2,57
2,53
2,47

2,43
2,42
2,41
2,41
2,42
2,48
2,55
2,52
2,48
2,45

2,45
2,51

2,63
2,55
2,57
2,53
2,55

2,6
2,53
2,48
2,46

30yr
2,69
2,74
2,72
2,66
2,62
2,6

2,57
2,58
2,56
2,59
2,59
2,61
2,55
2,52
2,47
2,46
2,49
2,63
2,58
2,56

2,55

2,83

2,81
2,81
2,82
2,89
2,96
2,93
2,89
2,86
2,83
2,85
2,91
2,98
3,02
2,94
2,95
2,91
2,93
2,98
2,92
2,87
2,85
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Cuadro N° A1(Continuacion)

TASAS DIARIAS DE BONOS DEL TESORO DE EEUU

Date 1 mo 3 mo 6 mo 1yr 2yr 3yr 5yr 7yr 10 yr 20 yr 30 yr
11/01/2012 0,06 0,09 0,15 0,18 0,3 0,38 0,73 1,16 1,75 2,5 2,89
11/02/2012 0,08 0,09 0,15 0,19 0,28 0,38 0,73 1,16 1,75 2,51 2,91
11/05/2012 0,09 0,11 0,15 0,19 0,28 0,38 0,7 1,13 1,72 2,47 2,88
11/06/2012 0,12 0,1 0,15 0,19 0,3 0,41 0,75 1,19 1,78 2,52 2,92
11/07/2012 0,12 01 0,14 0,18 0,27 0,36 0,67 1,08 1,68 2,42 2,83
11/08/2012 0,13 0,1 0,15 0,2 0,27 0,35 0,65 1,04 1,62 2,35 2,77
11/09/2012 0,13 0,09 0,15 0,18 0,27 0,35 0,65 1,04 1,61 2,34 2,75

11/13/12 0,12 0,11 0,15 0,18 0,27 0,33 0,63 1,02 1,59 2,31 2,72
11/14/12 0,15 0,1 0,15 0,18 0,25 0,33 0,63 1,03 1,59 2,31 2,73
11/15/12 0,13 0,08 0,14 0,17 0,24 0,32 0,62 1,02 1,58 2,3 2,72
11/16/12 0,07 0,06 0,13 0,16 0,24 0,32 0,62 1,01 1,58 2,31 2,73
11/19/12 0,06 0,09 0,14 0,16 0,25 0,33 0,64 1,04 1,61 2,34 2,76
11/20/12 0,15 0,08 0,14 0,16 0,27 0,36 0,67 1,09 1,66 2,4 2,82
11/21/12 0,17 0,1 0,14 0,17 0,27 0,37 0,69 1,11 1,69 2,42 2,83
11/23/12 0,16 0,1 0,14 0,19 0,29 0,37 0,7 1,12 1,7 2,42 2,83
11/26/12 0,14 01 0,15 0,17 0,27 0,36 0,68 1,09 1,66 2,39 2,8
11/27/12 0,17 0,1 0,15 0,18 0,27 0,36 0,66 1,07 1,64 2,38 2,79
11/28/12 0,17 0,1 0,14 0,18 0,27 0,35 0,64 1,05 1,63 2,36 2,79
11/29/12 0,16 0,09 0,15 0,18 0,25 0,35 0,63 1,04 1,62 2,37 2,79
11/30/12 0,11 0,08 0,13 0,18 0,25 0,34 0,61 1,04 1,62 2,37 2,81
12/03/2012 0,13 0,1 0,14 0,18 0,25 0,34 0,63 1,05 1,63 2,37 2,8
12/04/2012 0,07 0,1 0,15 0,18 0,25 0,34 0,63 1,04 1,62 2,36 2,78
12/05/2012 0,07 0,1 0,14 0,18 0,25 0,32 0,61 1,02 1,6 2,35 2,78
12/06/2012 0,07 0,1 0,14 0,18 0,25 0,32 0,6 1 1,59 2,33 2,76
12/07/2012 0,06 0,09 0,14 0,18 0,25 0,33 0,63 1,04 1,64 2,39 2,81
12/10/2012 0,05 0,09 0,14 0,18 0,24 0,33 0,62 1,04 1,63 2,38 2,8
12/11/2012 0,04 0,08 0,13 0,16 0,24 0,32 0,64 1,06 1,66 2,41 2,83
12/12/2012 0,04 0,07 0,1 0,14 0,25 0,32 0,66 1,11 1,72 2,48 2,9
12/13/12 0,02 0,06 0,11 0,14 0,27 0,34 0,7 1,15 1,74 2,49 2,9
12/14/12 0,01 0,04 0,09 0,13 0,24 0,34 0,7 1,15 1,72 2,46 2,87
12/17/12 0,01 0,05 0,1 0,13 0,25 0,37 0,74 1,2 1,78 2,53 2,94
12/18/12 0,04 0,06 0,12 0,16 0,28 0,39 0,78 1,25 1,84 2,59 3
12/19/12 0,03 0,05 0,1 0,15 0,28 0,39 0,77 1,24 1,82 2,58 2,99
12/20/12 0,02 0,06 0,1 0,15 0,28 0,39 0,77 1,24 1,81 2,57 2,98
12/21/12 0,02 0,06 0,12 0,15 0,26 0,38 0,75 1,2 1,77 2,52 2,93
12/24/12 0,03 0,06 0,11 0,16 0,26 0,38 0,77 1,22 1,79 2,53 2,94
12/26/12 0,05 0,09 0,13 0,16 0,26 0,39 0,76 1,2 1,77 2,52 2,94
12/27/12 0,01 0,08 0,12 0,15 0,26 0,37 0,72 1,15 1,74 2,48 2,89
12/28/12 0 0,01 01 0,15 0,27 0,36 0,72 1,15 1,73 2,47 2,88
12/31/12 0,02 0,05 0,11 0,16 0,25 0,36 0,72 1,18 1,78 2,54 2,95
01/02/2013 0,07 0,08 0,12 0,15 0,27 0,37 0,76 1,25 1,86 2,63 3,04
01/03/2013 0,06 0,08 0,12 0,15 0,27 0,4 0,81 1,31 1,92 2,7 3,12
01/04/2013 0,06 0,07 0,11 0,15 0,27 0,41 0,82 1,32 1,93 2,7 31
01/07/2013 0,05 0,07 0,11 0,15 0,27 0,41 0,82 1,31 1,92 2,7 31
01/08/2013 0,06 0,07 0,11 0,14 0,25 0,38 0,79 1,28 1,89 2,66 3,06
01/09/2013 0,04 0,06 0,09 0,13 0,24 0,37 0,77 1,27 1,88 2,65 3,06
01/10/2013 0,05 0,06 0,1 0,14 0,26 0,37 0,8 1,3 1,91 2,68 3,08
01/11/2013 0,04 0,07 0,1 0,14 0,26 0,37 0,78 1,28 1,89 2,65 3,05
01/14/13 0,05 0,08 0,11 0,14 0,26 0,37 0,78 1,27 1,89 2,65 3,05
01/15/13 0,09 0,09 0,11 0,14 0,26 0,36 0,75 1,24 1,86 2,62 3,02
01/16/13 0,07 0,08 0,11 0,14 0,26 0,36 0,75 1,23 1,84 2,61 3,01
01/17/13 0,05 0,07 0,11 0,14 0,28 0,39 0,79 1,29 1,89 2,66 3,06
01/18/13 0,04 0,08 0,1 0,14 0,26 0,38 0,77 1,26 1,87 2,63 3,03
01/22/13 0,04 0,08 0,1 0,14 0,26 0,38 0,76 1,25 1,86 2,62 3,02
01/23/13 0,06 0,08 0,1 0,15 0,26 0,37 0,76 1,24 1,86 2,62 3,02
01/24/13 0,06 0,08 0,1 0,15 0,23 0,37 0,78 1,26 1,88 2,64 3,04
01/25/13 0,06 0,08 0,11 0,15 0,28 0,42 0,87 1,36 1,98 2,75 3,14
01/28/13 0,03 0,07 0,11 0,16 0,29 0,45 0,89 1,38 2 2,76 3,15
01/29/13 0,03 0,07 0,11 0,15 0,3 0,43 0,9 1,4 2,03 2,79 3,18
01/30/13 0,04 0,07 0,11 0,15 0,27 0,42 0,88 1,39 2,03 2,8 3,19
01/31/13 0,04 0,07 0,12 0,15 0,27 0,42 0,88 1,38 2,02 2,79 3,17
02/01/2013 0,02 0,06 0,11 0,15 0,27 0,4 0,88 1,4 2,04 2,83 3,21
02/04/2013 0,03 0,07 0,11 0,15 0,25 0,38 0,85 1,36 2 2,79 3,17
02/05/2013 0,06 0,07 0,11 0,15 0,27 0,41 0,88 1,39 2,04 2,83 3,21
02/06/2013 0,06 0,07 0,12 0,15 0,27 0,39 0,84 1,35 2 2,79 3,18
02/07/2013 0,03 0,07 0,11 0,15 0,25 0,39 0,83 1,34 1,99 2,78 3,17
02/08/2013 0,03 0,07 0,11 0,14 0,25 0,39 0,84 1,34 1,99 2,79 3,17
02/11/2013 0,05 0,09 0,12 0,15 0,27 0,4 0,85 1,35 1,99 2,78 3,16
02/12/2013 0,08 0,09 0,12 0,14 0,29 0,41 0,88 1,38 2,02 2,81 3,19
02/13/13 0,09 0,1 0,12 0,15 0,29 0,44 0,92 1,43 2,05 2,86 3,23
02/14/13 0,1 0,11 0,13 0,16 0,27 0,42 0,86 1,37 2 2,79 3,17
02/15/13 0,09 0,1 0,13 0,17 0,29 0,42 0,87 1,38 2,01 2,8 3,18
02/19/13 0,09 0,12 0,13 0,17 0,29 0,44 0,89 1,41 2,03 2,83 3,21
02/20/13 0,12 0,12 0,13 0,17 0,27 0,42 0,88 1,38 2,02 2,82 3,2
02/21/13 0,12 0,13 0,13 0,16 0,26 0,4 0,86 1,36 1,99 2,79 3,17
02/22/13 0,11 0,13 0,14 0,16 0,27 0,4 0,84 1,34 1,97 2,77 3,15
02/25/13 0,09 0,12 0,14 0,16 0,25 0,37 0,78 1,25 1,88 2,69 3,08
02/26/13 0,11 0,14 0,14 0,17 0,25 0,37 0,78 1,25 1,88 2,69 3,08
02/27/13 0,11 0,11 0,13 0,17 0,27 0,36 0,78 1,28 1,91 2,72 3,11
02/28/13 0,07 0,11 0,13 0,17 0,25 0,36 0,77 1,26 1,89 2,71 31
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Cuadro N° A1(Continuacion)

TASAS DIARIAS DE BONOS DEL TESORO DE EEUU

Date 1mo 3 mo 6 mo 1yr 2yr 3yr S5yr 7yr 10yr 20 yr 30 yr
03/01/2013 0,07 0,11 0,12 0,16 0,25 0,35 0,75 1,23 1,86 2,68 3,06
03/04/2013 0,07 0,11 0,12 0,16 0,24 0,35 0,76 1,25 1,88 2,7 3,08
03/05/2013 0,09 0,08 0,12 0,15 0,25 0,36 0,77 1,27 i.E 2,72 3,1
03/06/2013 0,09 0,1 0,12 0,15 0,25 0,38 0,81 1,31 1,95 2,77 3,15
03/07/2013 0,1 0,1 0,11 0,15 0,25 0,4 0,85 1,36 2 2,82 3,2
03/08/2013 0,09 0,1 0,11 0,15 0,27 0,42 0,9 1,43 2,06 2,89 3,25
03/11/2013 0,09 0,1 0,12 0,15 0,27 0,43 0,9 1,43 2,07 2,89 3,26
03/12/2013 01 01 0,12 0,15 0,27 0,41 0,88 1,4 2,03 2,85 3,22

03/13/13 0,09 0,09 0,12 0,15 0,27 0,42 0,89 1,41 2,04 2,85 3,22
03/14/13 0,08 0,1 0,12 0,15 0,27 0,42 0,88 1,4 2,04 2,87 3,25
03/15/13 0,07 0,09 0,11 0,14 0,25 0,4 0,84 1,35 2,01 2,85 3,22
03/18/13 0,07 0,07 0,11 0,15 0,26 0,38 0,81 1,31 1,96 2,79 3,18
03/19/13 0,08 0,07 0,11 0,15 0,24 0,37 0,79 1,28 1,92 2,75 3,13
03/20/13 0,08 0,07 0,11 0,15 0,26 0,38 0,81 1,32 1,96 2,8 3,19
03/21/13 0,08 0,07 0,11 0,14 0,27 0,38 0,81 1,3 1,95 2,77 3,15
03/22/13 0,07 0,07 0,11 0,14 0,26 0,39 0,8 1,29 1,93 2,75 3,13
03/25/13 0,06 0,08 0,11 0,14 0,24 0,38 0,8 1,28 1,93 2,76 3,14
03/26/13 0,08 0,07 0,11 0,14 0,25 0,38 0,79 1,27 1,92 2,75 3,13
03/27/13 0,06 0,09 0,12 0,14 0,25 0,36 0,76 1,22 1,87 2,71 3,09
03/28/13 0,04 0,07 0,11 0,14 0,25 0,36 0,77 1,24 1,87 2,71 31
04/01/2013 0,06 0,08 0,11 0,14 0,23 0,36 0,76 1,23 1,86 2,7 3,08
04/02/2013 0,06 0,07 0,11 0,14 0,25 0,36 0,78 1,26 1,88 2,72 31
04/03/2013 0,06 0,06 0,1 0,13 0,24 0,34 0,73 1,2 1,83 2,66 3,05
04/04/2013 0,07 0,07 0,1 0,13 0,22 0,33 0,69 1,15 1,78 2,6 2,99
04/05/2013 0,05 0,07 0,1 0,13 0,24 0,33 0,68 1,12 1,72 2,5 2,87
04/08/2013 0,05 0,07 0,1 0,13 0,24 0,34 0,71 1,15 1,76 2,54 2,91
04/09/2013 0,06 0,06 0,1 0,13 0,24 0,34 0,7 1,16 1,78 2,57 2,94
04/10/2013 0,07 0,07 0,1 0,12 0,24 0,36 0,74 1,21 1,84 2,63 3,01
04/11/2013 0,06 0,07 0,1 0,12 0,24 0,35 0,74 1,2 1,82 2,62 3,01
04/12/2013 0,05 0,06 0,09 0,11 0,22 0,33 0,7 1,14 1,75 2,54 2,92
04/15/13 0,04 0,06 0,09 0,12 0,22 0,32 0,69 1,12 1,72 2,5 2,88
04/16/13 0,06 0,06 0,09 0,13 0,24 0,33 0,71 1,15 1,75 2,53 2,91
04/17/13 0,05 0,06 0,09 0,13 0,24 0,35 0,71 1,13 1,73 2zl 2,89
04/18/13 0,03 0,05 0,09 0,12 0,24 0,35 0,71 1,13 1,72 2,49 2,87
04/19/13 0,04 0,05 0,09 0,12 0,24 0,35 0,72 1,14 1,73 2,5 2,88
04/22/13 0,04 0,05 0,09 0,12 0,24 0,35 0,7 1,13 1,72 25 2,88
04/23/13 0,04 0,05 0,09 0,12 0,23 0,35 0,71 1,14 1,74 2,52 219
04/24/13 0,05 0,06 0,09 0,13 0,23 0,34 0,7 1,13 1,73 225 2,89
04/25/13 0,04 0,05 0,08 0,12 0,23 0,35 0,71 1,15 1,74 2,52 2,91
04/26/13 0,04 0,05 0,09 0,12 0,22 0,32 0,68 1,1 1,7 2,47 2,87
04/29/13 0,03 0,05 0,08 0,12 0,2 0,32 0,68 1,1 1,7 2,49 2,88
04/30/13 0,03 0,05 0,09 0,11 0,22 0,32 0,68 1,11 1,7 2,49 2,88
05/01/2013 0,03 0,06 0,08 0,11 0,2 0,3 0,65 1,07 1,66 2,44 2,83
05/02/2013 0,02 0,05 0,08 0,11 0.2 0,3 0,65 1,07 1,66 2,44 2,82
05/03/2013 0,02 0,05 0,08 0,11 0,22 0,34 0,73 1,17 1,78 2,58 2,96
05/06/2013 0,01 0,04 0,08 0,11 0,22 0,34 0,74 1,19 1,8 2,6 2,98
05/07/2013 0,01 0,04 0,08 0,1 0,22 0,35 0,75 1,21 1,82 2,62 3
05/08/2013 0,01 0,04 0,08 0,11 0,22 0,35 0,75 1,2 1,81 2,61 2,99
05/09/2013 0,02 0,04 0,08 0,11 0,22 0,35 0,75 1,2 1,81 2,6 3,01
05/10/2013 0,02 0,04 0,08 0,11 0,26 0,38 0,82 1,28 1,9 2,7 3,1
05/13/13 0,02 0,05 0,08 0,13 0,24 0,4 0,83 1,3 1,92 2,73 3,13
05/14/13 0,01 0,05 0,09 0,12 0,26 0,41 0,85 1,33 1,96 2,77 3,17
05/15/13 0,01 0,04 0,09 0,12 0,26 0,4 0,84 1,32 1,94 2,76 3,16
05/16/13 0 0,03 0,08 0,12 0,23 0,37 0,79 1,25 1,87 2,69 3,09
05/17/13 0,01 0,04 0,08 0,12 0,26 0,4 0,84 1,32 1,95 2,77 3,17
05/20/13 0,01 0,05 0,09 0,12 0,26 0,4 0,85 1,33 1,97 2,79 3,18
05/21/13 0,04 0,04 0,09 0,12 0,26 0,39 0,84 1,31 1,94 2,75 3,14
05/22/13 0,04 0,04 0,08 0,11 0,26 0,41 0,91 1,4 2,03 2,83 3,21
05/23/13 0,03 0,05 0,08 0,12 0,26 0,42 0,91 1,4 2,02 2,82 3,2
05/24/13 0,03 0,04 0,07 0,12 0,26 0,41 0,9 1,39 2,01 2,8 3,18
05/28/13 0,02 0,05 0,09 0,13 0,29 0,49 1,02 1,53 2,15 2,95 3,31
05/29/13 0,04 0,05 0,08 0,14 0,3 0,49 1,02 1,51 2,13 2,91 3,27
05/30/13 0,02 0,04 0,07 0,13 0,31 0,49 1,01 1,51 2,13 2,92 3,28
05/31/13 0,03 0,04 0,07 0,14 0,3 0,52 1,05 1,55 2,16 2;95] 33
06/03/2013 0,03 0,05 0,08 0,14 0,3 0,5 1,03 1,53 2,13 2,92 3,27
06/04/2013 0,05 0,04 0,08 0,14 0,32 0,48 1,05 1,55 2,14 2,95 33
06/05/2013 0,04 0,05 0,08 0,14 0,3 0,48 1,02 1,52 2,1 2,9 3,25
06/06/2013 0,04 0,05 0,08 0,14 0,3 0,48 1,01 1,49 2,08 2,89 3,23
06/07/2013 0,04 0,04 0,07 0,14 0,32 0,52 11 1,59 2,17 2,98 3,33
06/10/2013 0,04 0,05 0,08 0,14 0,32 0,55 1,13 1,62 2,22 3,03 3,36
06/11/2013 0,05 0,05 0,08 0,14 0,34 0,57 1,12 1,61 2,2 3 3,33
06/12/2013 0,04 0,05 0,08 0,14 0,34 0,57 1,15 1,64 2,25 3,04 3,37
06/13/13 0,04 0,05 0,08 0,14 0,32 0,55 111 1,6 2,19 2,99 3,33
06/14/13 0,04 0,05 0,08 0,13 0,29 0,49 1,04 1,53 2,14 2,95 3,28
06/17/13 0,05 0,05 0,08 0,13 0,27 0,49 1,06 1,57 2,19 3,01 3,35
06/18/13 0,04 0,05 0,08 0,13 0,27 0,48 1,07 1,58 2,2 3 3,34
06/19/13 0,04 0,05 0,08 0,13 0,31 0,58 1,24 1,76 2,33 3,09 3,41
06/20/13 0,03 0,05 0,09 0,14 0,33 0,62 1,31 1,84 2,41 3,18 3,49
06/21/13 0,02 0,05 0,09 0,13 0,38 0,7 1,42 1,95 2,52 3,26 3,56
06/24/13 0,01 0,06 0,11 0,16 0,42 0,73 1,48 2,02 2,57 3,27 3,56
06/25/13 0,03 0,06 0,11 0,17 0,43 0,74 1,49 2,03 2,6 3,31 3,6
06/26/13 0,02 0,06 0,11 0,16 0,39 0,69 1,45 1,98 2,55 3,27 3,58
06/27/13 0,02 0,06 0,11 0,15 0,36 0,66 1,38 1,91 2,49 3,22 3,54
06/28/13 0,02 0,04 0,1 0,15 0,36 0,66 1,41 1,96 2,52 3,22 3,52
Promedio Julio 2012-Junio 2013 0,7733  1,2259 1,8214 2,5856 2,9702

http://lwww .treasury.gov/resource-center/data-chart-center/interest-rates/Pages/TextView.aspx?data=yieldYear&year=2013
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Cuadro N° Al-b
Tasa Bonos UST 30 aiios y Global 29 Panama - Periodo Julio 2012 — Junio 2013
Segiin Banco Nacional de Panama
Rendimientos segun informe del Banco Nacional de Panama

BONO Gobal 29 UST 30 UST 30
FECHA EMISION 25/03/1999 | 15/02/2011 | 15/02/2012
FECHA DE VENCIMIENTO 01/04/2029
Tasa promedio mensual
Mes Tasa [%0]
julio-12 3,82 2,456 2,539
agosto-12 3,605 2,555 2,645
septiembre-12 3,677 2,703 2,795
octubre-12 3,534 2,735 2,827
noviembre-12 3,589 2,681 2,772
diciembre-12 3,574 2,813 2,908
enero-13 3,82 3,037 3,134
febrero-13 4,078 2,966 3,064
marzo-13 4,066 3,046 3,141
abril-13 3,712 2,819 2,913
mayo-13 3,816 2,991 3,085
junio-13 4,637 3,295 3,384
Prom Julio 2012-Junio 2013 3,827 2,841 2,934
Valor adoptado 3,827 2,888
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Cuadro N° A3

PANAMA - Riesgo Pais (Embi+ elaborado por JP Morgan)

Fecha Valor Fecha Valor Fecha Valor Fecha Valor Fecha Valor
28/06/2013 218 05/04/2013 168 10/01/2013 126 16/10/2012 124 24/07/2012 186
27/06/2013 216 04/04/2013 162 09/01/2013 129 15/10/2012 129 23/07/2012 183
26/06/2013 212 03/04/2013 165 08/01/2013 124 12/10/2012 134 20/07/2012 180
25/06/2013 207 02/04/2013 165 07/01/2013 120 11/10/2012 133 19/07/2012 173
24/06/2013 207 01/04/2013 169 04/01/2013 118 10/10/2012 131 18/07/2012 176
21/06/2013 192 28/03/2013 169 03/01/2013 115 09/10/2012 128 17/07/2012 179
20/06/2013 185 27/03/2013 170 02/01/2013 121 08/10/2012 127 16/07/2012 191
19/06/2013 172 26/03/2013 165 31/12/2012 129 05/10/2012 127 13/07/2012 193
18/06/2013 175 25/03/2013 165 28/12/2012 135 04/10/2012 134 12/07/2012 195
17/06/2013 175 22/03/2013 164 27/12/2012 133 03/10/2012 140 11/07/2012 193
14/06/2013 180 21/03/2013 163 26/12/2012 130 02/10/2012 144 10/07/2012 195
13/06/2013 179 20/03/2013 162 24/12/2012 129 01/10/2012 148 09/07/2012 196
12/06/2013 184 19/03/2013 165 21/12/2012 130 28/09/2012 148 06/07/2012 195
11/06/2013 187 18/03/2013 158 20/12/2012 126 27/09/2012 148 05/07/2012 190
10/06/2013 171 15/03/2013 154 19/12/2012 125 26/09/2012 150 04/07/2012 187
07/06/2013 167 14/03/2013 150 18/12/2012 123 25/09/2012 143 03/07/2012 187
06/06/2013 173 13/03/2013 152 17/12/2012 129 24/09/2012 137 02/07/2012 195
05/06/2013 172 12/03/2013 152 14/12/2012 135 21/09/2012 134
04/06/2013 164 11/03/2013 147 13/12/2012 132 20/09/2012 130
03/06/2013 166 08/03/2013 146 12/12/2012 134 19/09/2012 129
31/05/2013 160 07/03/2013 151 11/12/2012 140 18/09/2012 126
30/05/2013 161 06/03/2013 156 10/12/2012 142 17/09/2012 123
29/05/2013 157 05/03/2013 161 07/12/2012 141 14/09/2012 123
28/05/2013 149 04/03/2013 163 06/12/2012 146 13/09/2012 129
27/05/2013 151 01/03/2013 165 05/12/2012 144 12/09/2012 127
24/05/2013 151 28/02/2013 163 04/12/2012 142 11/09/2012 132
23/05/2013 149 27/02/2013 160 03/12/2012 142 10/09/2012 134
22/05/2013 144 26/02/2013 163 30/11/2012 141 07/09/2012 135
21/05/2013 143 25/02/2013 162 29/11/2012 142 06/09/2012 135
20/05/2013 135 22/02/2013 155 28/11/2012 142 05/09/2012 144
17/05/2013 136 21/02/2013 154 27/11/2012 140 04/09/2012 146
16/05/2013 142 20/02/2013 150 26/11/2012 139 03/09/2012 149
15/05/2013 135 19/02/2013 148 23/11/2012 135 31/08/2012 149
14/05/2013 130 18/02/2013 149 22/11/2012 135 30/08/2012 143
13/05/2013 134 15/02/2013 149 21/11/2012 135 29/08/2012 140
10/05/2013 131 14/02/2013 150 20/11/2012 140 28/08/2012 143
09/05/2013 135 13/02/2013 148 19/11/2012 143 27/08/2012 143
08/05/2013 139 12/02/2013 147 16/11/2012 146 24/08/2012 140
07/05/2013 137 11/02/2013 151 15/11/2012 147 23/08/2012 141
06/05/2013 140 08/02/2013 146 14/11/2012 145 22/08/2012 137
03/05/2013 136 07/02/2013 148 13/11/2012 144 21/08/2012 132
02/05/2013 146 06/02/2013 146 12/11/2012 142 20/08/2012 133
01/05/2013 148 05/02/2013 142 09/11/2012 142 17/08/2012 133
30/04/2013 149 04/02/2013 146 08/11/2012 139 16/08/2012 131
29/04/2013 150 01/02/2013 137 07/11/2012 135 15/08/2012 132
26/04/2013 150 31/01/2013 140 06/11/2012 125 14/08/2012 139
25/04/2013 146 30/01/2013 127 05/11/2012 130 13/08/2012 145
24/04/2013 145 29/01/2013 125 02/11/2012 126 10/08/2012 146
23/04/2013 145 28/01/2013 126 01/11/2012 127 09/08/2012 143
22/04/2013 146 25/01/2013 127 31/10/2012 130 08/08/2012 146
19/04/2013 145 24/01/2013 136 30/10/2012 127 07/08/2012 149
18/04/2013 147 23/01/2013 137 29/10/2012 127 06/08/2012 156
17/04/2013 146 22/01/2013 138 26/10/2012 123 03/08/2012 155
16/04/2013 145 21/01/2013 136 25/10/2012 116 02/08/2012 166
15/04/2013 148 18/01/2013 136 24/10/2012 118 01/08/2012 162
12/04/2013 146 17/01/2013 133 23/10/2012 120 31/07/2012 169
11/04/2013 144 16/01/2013 134 22/10/2012 116 30/07/2012 172
10/04/2013 143 15/01/2013 133 19/10/2012 117 27/07/2012 171
09/04/2013 149 14/01/2013 130 18/10/2012 110 26/07/2012 184
08/04/2013 155 11/01/2013 128 17/10/2012 113 25/07/2012 187

http://www.ambito.com/economia/mercados
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Cuadro N° A4
Pronéstico principales variables econémicas de Estados Unidos 2013-2023

This file presents key variables in the economic forecast contained in CBO’s February 2013 report The Budget and Economic Outlook: Fiscal Years 2013 to 2023.
Those variables are gross domestic product, prices, labor, interest rates, and income.

February 2013 Baseline Forecast—Data Release (Calendar Year)

Units 2011 2012 2013 2014 2015 2016 2017 2018 2019 2020 2021 2022 2023
Output
Gross Domestic Product (GDP) Billions of dollars 15076 15692 16149 16863 17913 19087 20224 21178 22129 23099 24093 25117 26180
Percentage change 4.0 4.1 2.9 4.4 6.2 6.6 6.0 4.7 4.5 4.4 4.3 4.3 4.2
Gross National Product (GNP) Billions of dollars 15328 15927 16382 17094 18141 19288 20384 21299 22225 23197 24201 25239 26319
Percentage change 4.2 3.9 2.9 4.3 6.1 6.3 5.7 4.5 4.4 4.4 4.3 4.3 4.3
Potential GDP Billions of dollars 16061 16629 17172 17806 18540 19353 20243 21178 22129 23099 24093 25117 26180
Percentage change 3.7 815) 3.3 3.7 4.1 4.4 4.6 4.6 4.5 4.4 4.3 4.3 4.2
Real GDP Billions of 2005 dollars 13299 13599 13793 14153 14738 15385 15965 16376 16768 17151 17530 17912 18305
Percentage change 1.8 2.3 1.4 2.6 4.1 4.4 3.8 2.6 2.4 2.3 2.2 2.2 2.2
Real GNP Billions of 2005 dollars 13522 13803 13991 14344 14922 15542 16084 16460 16830 17211 17593 17982 18382
Percentage change 2.0 2.1 1.4 2.5 4.0 4.2 3.5 2.3 2.2 2.3 2.2 2.2 2.2
Real Potential GDP Billions of 2005 dollars 14167 14411 14667 14945 15255 15600 15981 16376 16768 17151 17530 17912 18305
Percentage change 1.6 1.7 1.8 1.9 2.1 2.3 2.4 2.5 2.4 2.3 2.2 2.2 2.2
Prices
Price Index, Personal Consumption Expenditures (PCE)  2005=100 113.8 115.8 117.2 119.2 121.4 123.7 126.1 128.6 131.2 133.9 136.6 139.4 142.2
Percentage change 2.4 1.7 1.3 1.7 1.9 1.9 1.9 2.0 2.0 2.0 2.0 2.0 2.0
Price Index, PCE, Excluding food and energy 2005=100 111.8 113.7 115.2 117.2 119.5 121.8 124.2 126.8 129.4 132.0 134.6 137.3 140.1
Percentage change 1.4 1.7 1.3 1.8 1.9 1.9 2.0 2.0 2.0 2.0 2.0 2.0 2.0
Consumer Price Index, All Urban Consumers (CPI-U) 1982-84=100 224.9 229.6 233.2 237.5 242.5 247.7 253.1 258.9 264.8 270.9 277.2 283.5 290.0
Percentage change 3.1 2.1 1.6 1.9 2.1 2.1 2.2 2.3 2.3 23 2.3 2.3 2.3
CPI-U, Excluding Food and Energy 1982-84=100 225.0 229.7 233.6 238.2 243.2 248.4 254.1 260.0 265.9 271.9 278.1 284.4 290.8
Percentage change 1.7 2.1 1.7 2.0 2.1 2.2 2.3 2.3 2.3 2.3 2.3 2.3 2.3
GDP Price Index 2005=100 113.4 115.4 117.1 119.1 121.5 124.1 126.7 129.3 132.0 134.7 137.4 140.2 143.0
Percentage change 2.1 1.8 1.5 1.8 2.0 21 2.1 21 2.0 21 2.0 2.0 2.0
Employment Cost Index (ECI), Private Wages and Salaries December 2005=100 114.0 116.1 118.5 121.9 126.6 131.7 137.2 142.7 148.2 153.6 159.1 164.8 170.6
Percentage change 1.7 1.8 21 2.9 3.9 4.0 4.2 4.0 3.8 BT 3.6 3.6 35
Refiners' Acquisition Cost of Crude Oil, Imported Dollars per barrel 102.6 101.9 98.5 94.4 92.2 90.3 88.5 87.8 88.8 90.9 93.0 95.1 97.3
FHFA House Price Index, Purchase Only 1991Q1=100 180.5 186.5 194.7 202.7 210.2 215.7 222.0 230.2 239.0 246.8 254.6 262.9 271.3
Labor
Unemployment Rate, Civilian, 16 Years or Older Percent 8.9 8.1 7.9 7.8 7.1 6.3 5.6 5.5 5.5 5.4 5.4 5.3 5.3
Labor Force, Civilian, 16 Years or Older Millions 154 155 156 158 159 161 162 163 164 165 166 167 168
Percentage change -0.2 0.9 0.8 0.9 1.0 0.9 0.8 0.7 0.6 0.6 0.6 0.5 0.4
Employment, Civilian, 16 Years or Older (Household Sunvey Millions 140 142 144 145 148 151 153 154 155 156 157 158 159
Percentage change 0.6 1.8 1.0 11 1.7 1.8 1.5 0.8 0.7 0.7 0.6 0.5 0.5
Employment, Total Nonfarm (Establishment Sunvey) Millions 131 133 135 136 139 142 144 145 146 147 148 149 150
Percentage change 1.2 1.4 1.0 1.3 1.9 1.9 1.6 0.9 0.7 0.7 0.7 0.6 0.5
Interest Rates
10-Year Treasury Note Percent 2.8 1.8 2.1 2.7 (315) 4.3 5.0 5.2 5.2 5.2 5.2 5.2 5.2
3-Month Treasury Bill Percent 0.1 0.1 0.1 0.2 0.2 iL15 3.4 4.0 4.0 4.0 4.0 4.0 4.0

Source: Congressional Budget Office.
Notes: Actual values reflect data released as of January 11, 2013. Forecast values are shaded.

FHFA = Federal Housing Finance Agency; IVA = inventory valuation adjustment; CCAdj = capital consumption adjustment.
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Cuadro N° AS-a
Betas por sector a Enero 2013
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E"¥Betas by Scctor

Data Used: Vatue Line database. of 6177 firms

Date: of Amalysis Thla wed v of Tamary 20013

-cmbc obtaincd by cBeking here
-nnﬁchcompmksx:indmkdh:xhinmmy

Number of Firms. Avernge Beto Market D/E Ratio Tax Rate Unlevered Beta Cosh/Firm Value Unleversd Beta co

32 1.64 40.64% 16.02% 1.2% 13.12% 143
Avrospacey 66 0.08 26.61% 20.08% 081 11L.M% 0.92
Air Transport 5 1.03 59.00% 21.35% 0.70 14 13% 082
Apparel 54 1.30 13.//%% 18.5/% 1.23 5.13% 1.9
Aulo Pl 54 1.76 2.3T% 18.77% 1.47 11.A5% 1.66
Automotive 12 1./3 103.428% 10.49% 0.93 1b.84% 1.11
R.mik 416 0.77 178.73% 16.3%% 0.37 16.13% LELY
Dank [Midwest) 63 0.09 49.65% 20.99% 0.64 15.00% 0.76
Beverage 35 0.95 22.20% 18.82% 0.80 4.33% D.84
Rintechmnlogy 214 .23 15.97% 2.90% 107 16 10%: 1.0
Building Materials 43 1.5/ 5. 44% 9.48% 0.9y 0.16% 105
Cabili: TV 0 1.40 AR.11%% 1.73% 092 2.61% LR
Chemical (Dasic) 10 137 24.73% ZL.09% 115 7.52% 124
Chezmical (Drverziled) 33 1.55 16.69% 19.75% 1.37 6.96% 147
Chemical (Specialty) 70 1.18 20.53% 15.35% 1.00 4.58% 1035
Coal 0 1.4/ L. 387 11.4/% 091 LR v 0.9y
Compulber Seflware 1m 0.98 f.55% 12.13% 092 16.50% 111
Lomputers/Peripherals 1 1.37 9. S0 W.01% 1.0 9. B 139
Drweersalmed Co. 13 1.22 TR 17.18% 0.74 11.07% LR
Drug 223 1.0 13.79% 5.14% 0.94 6.25% 103
E-Commerce o 1.0 L. /4% 10.52% 0.9y 9.21% 1.9
Fducational Services a3 0.91 4TV 21775 0.76 an.24%, [
Electric Utl. (Central) 0 0.5/ #5.00% 30.1:% 0.30 1.03% 0.30
Flescion: Uity (Fuel ) 17 0.43 A7.90% IR .A0% 0.29 1.81% n.3n
Clactric Udlity {West) 15 0.58 B1.37% 29.09% 0.37 1.68% 0.36

Pagina 152 de 187



Cuadro NO. A5-b

Betas por sector a Enero 2013

E ¥Total Betas by Sector (for computing private company costs of equity)
Daia Used. Vahe: Line detaberse. of 617 Tms

Dare of Anatysis: Data used is as of Jamary 2013

- <can be obtained by clicking here
-un which companies are inchided in each industre

Nomber of | wms Unlevered beto comected for cash Lomelaton with market ool Beto fUnfeverad)
dvert 4 LR EORCTE FXY)
Amuspoe/Delense &6 092 56.22% 1.6
Air Transport 30 0.2 1.54
Aggrared L] 129 246
Auto Parts 54 166 2.66
Autamotive 1w 1 1
Dank 415 045 0.94
G 0.7G L.21
an ] 1
214 1.30 270
EEY 108 18
20 0.96 1.55
18 1.24 1.G6
44 1Ay ERT
70 105 2.16
w0 n.ee 138
191 111 222
81 1.39 2.76
114 n_se 1ms
223 103 2.46
[~ 109 EREE)
Cducabonal Services 1 109 2.04
Electric tl. (Central) 20 0.30 0.59
Flectric: LN y 1V n_an s
Clactnc Ubibty (West) 15 0.33 0.56

Fuente: Damodaran en http://pages.stern.nyu.edu/~adamodar/New Home Page/datafile/Betas.html

Pagina 153 de 187



-mbe obtamed by clicking here

indusiny Nome Hanmber of Firms
Advertising 32
Aerospace/Defense 66
Air Transport 35
Apparel 54
Auto Parts 54
Automotive 12
Bank 416
Bank (Midwest) 68
Bewerage 35
Biotechnalogy 214
Building Matenals 43
Cable TV 20
Chemical (Basic) 18
Chemical (Diversified) 33
Chemical (Specialty) 70
Loal 20
Computer Software 191
Computers/Peripherals 81
Diversified Co. 113
Drug 223
E-Commarce &4
Educational Services 33

ectric Util. (Central) 20
ectric Utility (East) 17
ectric Utility (West 15

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

Date of Analvsis: Data uead is as of Januarv 2013

Beio
1.68
0.98
1.03
1.36
1.76
1.73
0.77
0.89
0.95
1.23
1.57
1.40
1.37

Cuadro No. AS5-¢
Costo de capital por sector industrial en EEUU a Enero 2013

E ¥ Cost of Capital by Sector

Data Used: Value Line darabass, of 8177 firms

-n winch comgramaes are mcleded m each mdustry

Cost of fguity
11.51%
7.45%
7.73%
9.68%
11.94%
11.79%
6.24%
6.95%
7.26%
8.8%%
10.87%
9.90%
9.73%
10.75%
8.59%
10.28%
7.42%
9.68%
8.82%
B.005%
7.86%

E-E
71.00%
78.97%
52.86%
87.89%
80.41%
42.16%
43.82%
56.73%
81.78%
86.27%
50.52%
60.20%
80.17%
85.70%
82.97%
59.39%
93.85%
91.16%
55.96%
87.11%

Sid Dev in Stock
97.40%
44.98%
64.94%
74.88%
57.43%
59.23%
50.34%
36.37%
47.17%
79.99%
79.76%
40.45%
39.24%
49.02%
62.90%
56.54%
68.29%
81.83%
60.46%
BO.66%
£0.60%
53.08%
17.29%
13.21%
14.19%

Cost of Debt
4.76%
2.76%
3.26%
3.76%
3.26%
3.26%
3.26%
2.76%
2.76%
3.76%
3.76%
2.76%
2.76%
2.76%
3.26%
3.26%
3.76%
4.26%
3.26%
4.26%
4.26%

Tox Rote
16.02%
20.08%
21.35%
18.57%
18.77%
16.24%
16.39%
20.99%
18.82%
2.98%
9.48%
21.23%
21.89%
19.75%
15.35%
11.27%
12.43%
10.01%
17.18%
5.19%
10.52%
21.72%

30.12%
33.49%

20.09%

Aftardox Lost of Debt
4.00%
2.21%
2.56%
3.06%
2.65%
2.73%
2.73%
2.18%
2.24%
3.65%
3.40%
2.17%
2.16%
2.21%
2.76%
2.89%
3.29%
3.83%
2.70%
+.04%
3.81%

b0+l
28.00%
21.03%
37.14%
12.11%
19.59%
50.84%
56.18%
33.27%
18.22%
13.73%
33.458%
39.80%
19.83%
14.30%
17.03%
40.61%
6.15%
8.84%
44.04%
12.8%%
6.31%

Cost of Logital
9.33%
6.35%
5.81%
B.37%
10.12%
7.18%
4.27%
5.36%
5.3a%
B.17%
7.92%
6.32%
B.22%
9.53%
7.59%
7.28%
7.16%
9.16%
6.13%
7.4%%
7.61%
65.28%
3.47%
3.13%
3.55%

Home_Page/datafile/Betas.html
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Premio por riesgo
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ANEXO III

ANALISIS PARA DETERMINAR LA EMPRESA COMPARADORA PARA
EL CND Y GASTOS A RECONOCER

1. ANALISIS DE LA GESTION DEL CND

1.1.  Descripcion de los servicios prestados por el CND

Los servicios brindados por el CND pueden resumirse en:

» Servicio de la operacion integrada. Planificacion de la operacion del SIN (despacho econdémico
de la energia) a mediano y corto plazo, la coordinacion de los mantenimientos, coordinacion de
la operacion de los intercambios internacionales y la supervision y control de los equipos
conectados en el SIN.

» Servicio de administracion comercial del Mercado Mayorista de Electricidad (MME).Célculo
del Costo Marginal del Sistema (CMS). Liquidacion de las transacciones de los Participantes en
el mercado ocasional, Servicio Auxiliar Especial de Largo Plazo. Establece los compromisos
deudor-acreedor, entre los participantes, con relacioén a las compensaciones diarias de potencia,
Servicio Auxiliar de Corto Plazo, la Generacién Obligada y el Banco de Gestion y Cobranza.

* Servicio de administraciéon comercial con el Mercado Eléctrico Regional (MER).Coordinacion
de las transacciones del mercado de contratos y ocasional, liquidacién delas transacciones
internacionales de Panama, Pagos o cobros de Panama al Ente Operador Regional (EOR).

» Servicio de Certificacion y Verificacion de los medidores del Sistema de Medicion Eléctrica
Comercial (SMEC) y el Mantenimiento, Operacion y Programacion del Sistema de Control y
Adquisicion de Datos (SCADA), que supervisa las operaciones del SIN.

1.2. Evaluacion del grado de cumplimiento de los procesos del CND

De acuerdo lo establecido por las regulaciones nacionales pertinentes, la ASEP (Autoridad Nacional
de los Servicios Publicos) encarg6 a la firma Mercados Energéticos la realizacion de una Auditoria
de los Servicios de Operacion Integrada que presta el Centro Nacional de Despacho.

Esta evaluacion fue realizada considerando la implicancia de cada uno de los procesos
implementados para el cumplimiento de las funciones asignadas al CND conducentes con su
responsabilidad. El Informe Final de la misma fue presentado a la ASEP en diciembre de 2010.%

La evaluacion y ponderacion realizada de las actividades del CND fue realizada mediante:

e Evaluacion de indicadores: se definen indicadores de la gestion del CND que tengan
relacion con cada uno de los subprocesos antes indicados. El indicador en general es una

“Mercados Energéticos Consultores: PROYECTO PS 64057 APOYO A LA GESTION DE LA ASEP. AUDITORIA DE LOS SERVICIOS
DE OPERACION INTEGRADA QUE PRESTA EL CENTRO NACIONAL DE DESPACHO. INFORME FINAL. Dic 2010
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medida del apartamiento de una determinada variable entre el valor real de misma y el valor
previsto por el CND de la misma. Ej. Demanda real vs demanda proyectada.
e Determinacion de Atributos: El atributo es una valorizacion cualitativa del impacto del
proceso en el cumplimiento de los objetivos del CND.
e Analisis de Coherencia: se evalua si existe una relacion adecuada en lotes de resultados de
un mismo subproceso, o de distintos subprocesos relacionados dentro de un proceso, y si son

consistentes con las regulaciones vigentes.

En funcion de los indicadores evaluados, los atributos y la coherencia, se califica cada uno de los

subprocesos auditados de la siguiente manera:

e Sin observaciones

e Con observaciones: cuando no se cumple alguno de los requisitos especificados para los
procesos. En este caso se incluye una calificacion relacionada con la magnitud del defecto:

v Defecto critico: cuando el defecto puede producir o produce condiciones de riesgo de
incumplimiento de los objetivos fundamentales del CND en cuanto al aseguramiento de
la calidad de servicio, la seguridad de servicio, la operaciéon a minimo costo y el

desarrollo de un mercado transparente y eficiente.

v' Defecto mayor: cuando el defecto, sin ser critico, puede tener la probabilidad de
ocasionar una afectacion importante a alguno de los servicios que debe prestar el CND.

v Defecto menor: cuando el defecto no produce una afectacion significativa en los
objetivos del CND, pero puede producir una desviacion de los requisitos establecidos,
con un pequeio efecto reductor sobre los objetivos o sobre la eficiencia de la gestion.

Se valorizan los subprocesos de acuerdo a la siguiente tabla:

Calificacion del proceso Puntos
Sin observaciones 100%
Defecto menor 80%
Defecto mayor 60%
Defecto critico 50%

La valorizacion de cada proceso se calculard, finalmente, como el promedio aritmético de las

valorizaciones de todos los subprocesos que lo integran.

En el Cuadro No. 1 se resume la calificacion realizada a cada uno de los procesos auditados.
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Cuadro No. 1
Resultados obtenidos en la auditoria de los procesos del CND

Procesos Evaluados Subproceso Valorizacion Promedio
Base de datos técnica 60%
Administracién de la Bgse de Datos Comercial - Operativa 60%
Informacién Sistemas Asociados 60% 68%
Péagina Web 80%
Sistema de Medicién Comercial 80%
Horizonte 5 afios 60%
Horizonte 2 afios 60%
Programacion de Largo Proyeccion de la demanda 60% 579
Plazo Programaciéon de Mantenimiento 60%
Célculo del valor del agua 50%
Costos variables generacion térmica 50%
Despacho hidro 60%
Programas de simulacion de la operacién 60%
Programacion semanal- Determinacion del costo incremental térmico 60%
diaria. Redespacho Margen Fle reserva 60% 74%
Generacion forzada 100%
Redespacho de generacion 80%
Estudios eléctricos 100%
Analisis Post Operativo Desvios de la programacion 60%
Determinacion del precio de la energia en el 50% 55%
Mercado de Ocasién
- Célculo de la Potencia Firme 80%
Potencia Firme indices de indisponibilidad 60% 70%
Estructura del CND 60% 60%
Proceso Normativo 60% 60%
PROMEDIO GENERAL 63%

La auditoria mostré que la mayoria de los procesos relevantes para el cumplimiento de los objetivos
del CND resultaron observados correspondiéndoles en promedio una valorizacion del 63%, lo cual
indica que el CND debia encarar acciones tendientes a revertir esa situacion, especialmente las
relacionadas con la rotacion de personal.

Para cada uno de los problemas detectados se sefialaron las acciones correctivas que se considera
conveniente aplicar para la resolucion de los mismos.

1.3. Gestion de costos

En la revision tarifario anterior (2009), como resultado de la comparacion con CAMMESA le fueron
reconocidos al CND:

v" Una cantidad de eficiente de personal y su relacion salarial (60 empleados y un salario medio
47% superior al medio de ETESA)

v La relacion porcentual de otros gastos con respecto al costo salarial (37% sobre el costo de
personal).

Los indicadores de costo eficiente antes sefialados se utilizaron para determinar el ingreso eficiente
del CND para el periodo 2009-2013.
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En el Cuadro No. 2 se presentan los costos aprobados del CND para el periodo 2009-2013, a precios
de diciembre de 2007**. Los valores mostrados son valores medios anuales para cada afio del
periodo (Ao promedio).

Cuadro No. 2
Remuneracion asignada al CND para el periodo 2009-2013
[Balboas de 2007]

Rubro de gastos Monto []B/.]
Salario mensual medio 2,573
Total personal 60
Costo anual de personal 1,852,918
Otros gastos 685,580
Gastos CND 2,538,498
Alquileres 159,153
TOTAL 2,697,651

A los efectos de evaluar la gestion del CND se comparan los costos de la tabla anterior con los
costos incurridos por el CND, obtenidos del Anexo ER-03 del Sistema Uniforme Regulatorio de
Cuentas (Los valores totales difieren respecto a los indicados en los Estados Financieros auditados).

En el Cuadro No. 3 se muestran los costos incurridos para los afos 2009, 2010 y 2011.

Cuadro No. 3
Gastos anuales del CND para el periodo 2009-2012
[Balboas]
Monto por aiio [B/.]

Rubro de gastos 2009 2010 2011 2012
Operacion 856,246 859,098 913,308
Mantenimiento 438,013 473,157 540,126
Administracion 1,449,774 1,361,277 1,686,648
TOTAL 2,744,033 2,693,532 3,140,082 2,822,130

Para obtener una comparacion homogénea se expresan los costos incurridos del cuadro anterior a
valores de 2007 para lo cual se ajustan los valores monetarios con la formula indicada en la Seccion
[X.3.2 del Reglamento de Transmision. El coeficiente de ajuste resulta ser:

laj =[(0.33 + 0,67(IPCi / IPC0))]
Donde:
e |IPCo: es el indice de Precios al Consumidor a la fecha base de calculo publicado por la
Contraloria General de la Reptblica. Se asumird promedio anual 2007.
e IPCi: es el Indice de Precios al Consumidor a diciembre del afo i-1 publicado por la
Contraloria General de la Republica. Se asumira promedios anuales del 2009, 2010, 2011 y
2012 respectivamente.

Los valores de los indices resultan ser:

*Informe Fase IT Capitulo 3 B Analisis y propuesta de Empresa Comparadora para ETESA CND — VERSION FINAL - Mercados Energéticos

Consultores. Octubre 2008.
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IPC2007: 1104
IPC2009 =122.9
IPC201() =127.2
IPC2011 =134.7
IPC2012 =142.4

En base a ello los valores referenciados al afio 2007 son los que se muestran en el Cuadro No. 4.

Cuadro No. 4
CND- Gastos anuales asignados y reales para el periodo 2009-2013 a valores de 2007
[Balboas de 2007]
Rubro de gastos asiglcl;aac:(t)(s)s[B /1 Gastos reales anuales [B/. de 2007]
2009 2010 2011 2012
TOTAL 2,697,651 | 2,550,548 | 2,444,310 | 2,736,526 | 2,363,197

Se observa que el CND tuvo durante el periodo 2009-2012 un nivel de gastos, promedio del periodo,
inferior en un 6.45 % al consignado como meta tarifaria. Este comportamiento se mantiene con lo
observado en el estudio tarifario del periodo anterior donde la diferencia, en menos, fue del 9.2%.

Si el analisis se limita sélo a salarios, el resultado es el que se muestra en el Cuadro No. 5.

Cuadro No. 5
Comparacion de gastos en personal asignados y reales para el CND para el periodo 2009-2013
[Balboas]
Gastos de Gastos de personal reales anuales [B/. corrientes]
Rubro de gastos . personal 2009 2010 2011 2012
asignados [B/.]
TOTAL 1,852,918 | 1,909,923 | 1,822,815 | 2,027,727 | 1,886,665
Gastos de Gastos de personal reales anuales [B/. de 2007]
Rubro de gastos .Personal 2009 2010 2011 2012
asignados [B/.]
TOTAL 1,852,918 | 1,775,252 | 1,654,157 | 1,767,129 | 1,579,857

En el caso de los gastos de personal, medidos a valores de 2007, los valores realmente pagados en el
periodo son inferiores, en promedio, en un 8.57% respecto de los asignados.

Por otro lado, si bien en el estudio tarifario anterior se le reconoci6é una planta de personal de 60
empleados, los valores promedio anuales reales han sido de 56 empleados en el afio 2012, 57
empleados en el afio 2010 y de 58 empleados en los afios 2009 y 2011, siendo el faltante de personal
mas acentuado en el segundo semestre del afio 2012.

Aun ajustando los costos incurridos en gastos salariales al total de 60 empleados, los gastos reales, a
valores de 2007, resultan inferiores a los asignados. En efecto, en promedio, se ha tenido un 4.58%
menos de empleados y un 8.57% menos de gastos salariales. Es decir que a el CND no ha utilizado
ni siquiera los fondos asignados para gastos salariales para retener al personal.
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En lo que respecta a la evolucion de los gastos totales del CND y su relacion con gastos en personal,
en el Cuadro No. 6 se aprecia la evolucion en el periodo 2007 — 2011 a partir de los Balances de

ETESA.
Cuadro No. 6
CND - Costos y gastos de Operacion, Generales y de Administracién- periodo 2007-2011
[Balboas]
Valores anuales

Rubro de gastos 2007 2008 | 2009 | 2010 | 2011 2012
Salarios [B/.] 867,707 | 965,682 | 995,133 | 1,016,980 | 1,194,683 | 1,065,005
Gastos de Personal [B/.] 1,565,371 | 1,735,266 | 1,909,923 | 1,822,815 | 2,027,727 | 1,886,665
% Salarios/gastos personal 55.43 55.65 52.10 55.79 58.92 56.45
Otros gastos [B/.] 972,150 | 827,078 | 864,282 | 934,058 | 1,158,191 935,465
Total Costos y Gastos [B/.] 2,537,521 | 2,562,344 | 2,774,205 | 2,756,873 | 3,185,828 | 2,822,130
% Otros gastos/gastos personal 62.10 47.66 45.25 51.24 57.11 49.58

Se observa que en todos los afios el porcentaje de Otros Gastos respecto al Costo de Personal excede
largamente el porcentaje del 37% fijado como referencia eficiente. En promedio para todo el periodo
2007-2012 el porcentaje se ubica en el 51.99% (50.80% para el periodo 2009-2012).

Por su parte, en promedio para el periodo 2007-2012, los gastos salariales representan un 55.77% de
los gastos totales de personal (55.82% para el periodo 2009 — 2012).

En el Cuadro No. 7 se muestra los valores unitarios mensuales de salarios y gastos de personal.

Cuadro No. 7
CND - Salarios y gastos de personal unitarios- periodo 2007-2011
Rubro de sastos Valores anuales
g 2007 2008 2009 2010 2011 2012
Salarios [B/.] 867,707 965,682 995,133 | 1,016,980 | 1,194,683 | 1,065,005
Gastos de Personal [B/.] 1,565,371 | 1,735,266 | 1,909,923 | 1,822,815 | 2,027,727 | 1,886,665
Cantidad de personal promedio 51(*) 55(*) 58 57 58 56
Salario unitario [B/./mes] 1,417.8 1,463.2 1,429.8 1,486.8 1,716.5 1,584.8
Gastos  de  personal - unitario | 5 5e7 8 | 96299 | 27441 | 26649 | 29134 | 2,8075
[B/./mes]

NOTA: (*) Valores estimados por falta de informacién de ETESA.

A modo de comparacion, en el Cuadro No. 8 se muestran los valores de salarios y gastos de
personal, tanto totales como unitarios, para ETESA Total (incluido CND e Hidrometeorologia.),
ETESA transmisién y conexion, e Hidrometeorologia. La cantidad de personal en algunos afios, tal
como se indica, ha sido estimada por falta de informacion.
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Cuadro No. 8
Salarios y gastos de personal, totales y unitarios- periodo 2007-2011

ETESA TOTAL

Rubro de gastos

Valores anuales

2007 2008 2009 2010 2011 2012
Salarios [B/.] 4,696,231 | 5,073,637 | 5,778,966 | 6426897 | 6,390,985 | 6,500,288
Gastos de Personal [B/.] 8,395,807 | 9,228,167 | 10,064,087 | 10,674,252 | 10,674,421 | 11,059,488
Cantidad de personal promedio 395 416 416 (*) 410 (*) 407 (*) 399
Salario unitario [B/./mes] 990.8 1.016.4 1,157.6 1,306.3 1.308.6 1357.6
Gastos de  personal  unitario 1,771.3 1,848.6 2,016.0 2.169.6 2.185.6 2.309.8
[B/./mes]
ETESA TRANSMISION Y CONEXION
Valores anuales

Rubro de gastos 2007 2008 2009 2010 2011 2012
Salarios [B/.] 3246,152 | 3,505,581 | 4,126,301 | 4,790,967 | 4,547,028 | 4,710,062
Gastos de Personal [B/.] 5,858,702 | 6,487,511 | 7,000,152 | 7.832251 | 7,601,090 | 8,090,546
Cantidad de personal promedio 302 313 308 (*) 304 (*) 300 (*) 296
Salario unitario [B/./mes] 895.7 933.3 1,116.4 1,313.3 1,263.1 1,326.0
Gastos  de  personal  unitario 1,616.6 17272 18940 |  2,147.0 2.1114 22777
[B/./mes]

HIDROMETEOROLOGIA
Valores anuales

Rubro de gastos 2007 2008 2009 2010 2011 2012
Salarios [B/.] 582372 | 602,374 | 657,532 618,950 649,274 674,991
Gastos de Personal [B/.] 971,734 | 1,005,390 | 1,154,012 1,019,186 1,045,604 | 1,025,849
Cantidad de personal promedio 42 48 47 47 47 47
Salario unitario [B/./mes] 1,155.5 1,045.8 1,165.8 1,097.4 1,151.2 1,196.8
Gastos ~ de  personal  unitario 1,928.0 1,745.5 2,046.1 1,807.1 1,853.9 1,818.9
[B/./mes]

NOTA: (*) Valores estimados por falta de informacion de ETESA.

De los cuadros se observa, sobre la base de los valores del afio 2012, que el gasto unitario medio de
personal del CND excede al de ETESA Transmision en un 23.3% mientras que el valor medio para
Hidrometeorologia es s6lo del 79.9% respecto del de ETESA Transmision.

En el Cuadro No. 9 se observan las cantidades de personal y salarios medios para ETESA
(Transmision, conexion, administracion), CND e Hidrometeorologia vigentes al 29 de Enero de
2013 seglin informacion proporcionada por ETESA.
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Cuadro N. 9

Cantidad de personal y salarios medios al 29 de Enero de 2013

Cantidad Salario G::st(())n(:j
Unidad de promedio P .
promedio
empleados | [B/./mes] [B/./mes] (*)
ETE.SA (Tr.a’nsmlslon, conexion, 296 1,491 2.560.7
administracion)
CND 56 1,845 3,268.4
Hidrometeorologia 47 1,187 1,804.6

Nota: (*) Calculados en funcion a la relacion entre gastos de personal y salarios de 2012 del Cuadro No. 8

Finalmente en el Cuadro No. 10 y Grafico No. 1 se presenta el indicador MW/empleado para el
CND, utilizado como una medida del nivel de eficiencia de la gestion del operador. Se observa que
el indicador, si bien se ha incrementado en los ultimos afios, no alcanza los 25 MW/empleado en el
2012, valor bastante inferior, como se vera luego, al de operadores de referencia (Perti, Colombia,

Chile).

Cuadro No. 10

Indicador de eficiencia para el CND

Pardmetro Ano
2008 2009 2010 2011 2012
Cantidad total de empleados 55 61 59 60 56
Potencia méxima [MW] 1,064 1,154 1,222 1,287 1,386
Indicador (MW/empleado) 19.35 18.92 20.72 21.44 24.75

Grafico No. 1

Variacion del Indicador de eficiencia para el CND 2009-2012
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1.4.

Conclusiones del analisis de 1a gestion del CND

El analisis de la gestion del CND permite obtener las siguientes conclusiones:

El servicio prestado por el CND, segun el informe de auditoria realizado en el afo 2010,
muestra indices que reflejan, en promedio, serias deficiencias en cuanto a la satisfaccion de
sus objetivos.

La cantidad de personal del CND no llego, en ningun afio del periodo, a la estructura minima
recomendada (60 empleados) en la revision tarifaria anterior. Tampoco llegaron los gastos de
personal medios unitarios a los niveles previstos cuando se los mide respecto a los valores
medios de ETESA. El porcentaje previsto por sobre el salario medio de ETESA del 47%
solo llegd en el ano 2012 al 23.3%.

Se observa que el porcentaje de Otros Gastos respecto del costo Salarial se encuentra en el
orden del 51%, valor bastante superior al 37% fijado como meta eficiente.

En resumen al CND no se le asignan los recursos suficientes y, tal vez en parte consecuencia
de ello, no cumple satisfactoriamente sus objetivos ni esta en condiciones de incrementar, y
retener, personal con la debida capacitacion.
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2. ANALISIS Y SELECCION DE COMPARADORAS

Se ha mencionado que el objetivo de este informe es verificar si, para el nuevo periodo tarifario, la
empresa comparadora para el CND continuara siendo la misma que en la revisiones tarifarias
anteriores (CAMMESA) o si existen elementos de juicio valederos que ameriten su reemplazo.

Para tomar una decision al respecto se analizard la conformacién, funciones y gestion de distintos
organismos funcionales similares al CND en la region.

2.1. El caso de CAMMESA

Como se ha mencionado en los estudios tarifarios anteriores se ha utilizado la gestion de
CAMMESA como comparadora eficiente para definir Comparadores que permitan estimar costos
para el CND.

En esta oportunidad ha resultado imposible conseguir informacién publica de CAMMESA respecto,
fundamentalmente, a los aspectos que son de interés para este estudio: cantidad de personal y su
asignacion, costos, Memorias y Balances, etc. para los afios 2012 y 2011. En funcion de ello
CAMMESA ha resultado descartada como posible comparadora para esta revision tarifaria.

2.2. El caso de XM (Colombia)

XM Compaiiia de Expertos en Mercados SA E.S.P. (XM) es una empresa de servicios publicos
mixta constituida como sociedad anénima el 01 de setiembre de 2005.

El Objeto Social de XM consiste en prestar los servicios de planeacion y coordinacion de la
operacion de los recursos del sistema interconectado nacional colombiano, en la administracion del
sistema de intercambios y comercializacion de energia eléctrica en el mercado mayorista y en la
liquidacién 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 (CREQG), los acuerdos expedidos por la Consejo Nacional de Operacion (CON) y
la normatividad vigente que le sea aplicada en Colombia.

Adicionalmente XM tiende dentro de su objeto social el desarrollo, tanto a nivel nacional como
internacional, de las actividades relacionadas con la operacion 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.

Si bien actualmente XM aplica su experiencia en los sectores de electricidad, financiero y 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 lo que respecta a la operacion del sistema las principales funciones se centran en el

planeamiento, a corto, mediano y largo plazo, de los recursos de generacion y transmision de
Colombia (mas de 13,500 MW de potencia instalada y mas de 24,000 km de lineas).
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En cuanto a sus actividades de administraciéon, XM administra el Mercado de Energia Mayorista de
Colombia —-MEM-, atendiendo las transacciones comerciales de aproximadamente 150 agentes,
prestando los servicios de:

e Gestion de los sistemas de medida de consumo de energia, su ubicacion y su representante
para cada punto de frontera.

e Liquidacion y facturacion de los intercambios de energia resultantes entre los agentes
generadores y comercializadores del mercado, que venden y comprar en la bolsa de energia.

e Recaudacion del 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.

De lo anterior se desprende que las principales funciones de operacion y de administracion del
mercado de XM son similares a aquellas del CND.

El Grafico No. 3 muestra el organigrama de la empresa.

Grafico No. 2
XM S.A. - Organigrama
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2.2.1. Analisis de la gestion de XM

En revisiones tarifarias anteriores, a los efectos del andlisis de eficiencia de la comparadora, se
utiliz6 el indicador Potencia maxima/ cantidad de empleados. El citado indicador, aplicado al caso
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de XM arroja los resultados que muestran el Cuadro No. 11 y Grafico No. 3, considerando sélo el
personal aplicado a los negocios regulados.

Cuadro No. 11
Indicador de eficiencia para XM

Y
Pardmetro -
2007 2008 2009 2010 2011 2012
Cantidad total de empleados 167 180 192 199 203 217
Potencia méaxima [MW] 8,503 9,110 9,209 9,100 9,295 9,504
Indicador (MW/empleado) 50.92 50.75) 47.96 45.73] 45.79 43.80
NOTA: El namero de empleados del 2008 fue estimado
Grafico N° 3
Variacion del Indicador de eficiencia para XM 2007-2012
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Si bien se observa una persistente caida en el valor del indicador, esto puede tener varias explicaciones:

e Un incremento en las actividades desarrolladas, especificamente estudios y desarrollos, lo cual ha
implicado un crecimiento de la planta de personal,

e Una transferencia de personal, y costos y gastos, de actividades no reguladas a reguladas.
A priori parece que la consecuencia es una combinacion de ambos efectos, con preponderancia del segundo.
En el Cuadro No. 12 y Grafico No. 4 se muestran, para el periodo 2007-2012, los costos y gastos en servicios
personales y totales, asi como sus relaciones. Se observa que hay una persistente caida de la participacion de

los gastos en personal respecto del total de gastos entre 2006 y 2010, recuperandose algo en el 2011 para
volver a caer en el 2012.

Cuadro No. 12
Relacién de costos para XM. Sélo actividades reguladas

Afo
Parametro 2006 2007 2008 2009 2010 2011 2012
(1) Total Senicios Personales [$ Col x 10°] 20,327 21,491 24,352 25,942 27,134 30,771 30,585
(2) Total Gastos y Costos [$ Col x 10°] 48,234, 57,494 63,050 68,616 78,997 70,758 82,858
Relacion: (1) / (2) 42.14% 37.38% 38.62% 37.81% 34.35% 43.49% 36.91%
Relacion: [(2) — (1)] / (1) 137.29% 167.53% 158.91% 164.50% 191.14% 129.95% 170.91%
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Grifico No. 4
Participacion de los gastos en personal respecto del total de gastos
Sélo actividades reguladas. Periodo 2006-2012
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Grafico No. 5
Participacion del resto de gastos respecto a los gastos en personal
Sélo actividades reguladas. Periodo 2006-2012
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En el Cuadro No. 12 y Grafico No. 5 se muestra también la relacion entre el total de otros gastos
respecto a los gastos en servicios personales. Se observa que los valores para el periodo oscilan entre
el 130% y el 191%. El valor correspondiente al afio 2007, 167.53%, dista mucho del informado en el
estudio tarifario 2009 del 38.6%.

Respecto de la calidad del servicio, en el Cuadro No. 13 se muestran los indicadores de calidad
definidos en la Resolucion CREG 081 de 2007, teniendo en cuenta la vigencia del esquema de
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remuneracion de los servicios del CND, ASIC y LAC establecidos en la Resolucion CREG 048 de
2008. Se observa que durante los dos primeros meses del afio 2013 se ha superado los valores

establecidos como meta en todos los casos.

Cuadro No. 13
Indicadores de calidad para XM. 2013

1 | comunicacidn del CND Mensual 29T% 99.98% | 99.89%
con los CRC
Movel de tensidn por fuera

2 | e rango ein atentados Trimastral % 36 al afio 1 2
Oportumidad en la entrega

3 del despacho diano Mensual % 12 al afio 0 0
Registro oportuno de P

4 | agentes, fronteras Mensual 0 dias de 0 0
comerciales y contralos atraso
Oporunidad en la entrega

5 | de la liquidacién del S | Mensual [ 0atasos 0 0

6 | Mivel de recaudo del SIC | Mensual 99% 100% 100%
Dias de atraso en la
publicacidn de los cargos 0 cias de

7 | estimados del LAC (STN- | Mensual alraso 0 0
STR)
MNivel de recaudo del STN

8 y STR Mensual 99% 100% 100%
Implementacién oportuna 100% de los

9 de proyecios regulatorios Trimestral cronogramas 100% 100%
Requenmientos de

10| informacidn Trimestral 100% 100% | 100%

En el cuadro No. 14 y Grafico No
transportista (ISA) y el operador (XM).

. 6 se aprecian las relaciones

acumulado

acumulado

de remuneraciones entre el

De analisis de los datos y grafico se observa que la relacion de salarios promedio del personal de
XM respecto a la de ISA ha perdido peso relativo. En efecto, en el 2006 el salario promedio de XM
era un 4% superior al de ISA mientras que en el 2012 fue so6lo del 80.4%, es decir casi un 20%

menor.

Esto puede reconocer distintas explicaciones, pero la mas probable es que en los salarios de ISA
tengan una fuerte incidencia los del plantel gerencial y directivo, al ser ISA la matriz de un grupo
importantes de empresas, de la cual XM es una filial.

Cuadro No. 14

Relaciones de remuneraciones entre ISA y XM
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Afio
Paradmetro
2006 2007 2008 2009 2010 2011 2012

Cantidad total de empleados ISA 692 679 678| 677 672 710 732
Gastos de personal ISA [$ Col x 10%] 87,234, 91,986 98,000, 100,014 113,902 111,642 128,381
Costo anual promedio por empleado ISA [$Colx10%afio] 126.061 135.473 144.543 147.731 169.497 157.242 175.384
Cantidad total de empleados XM 155 167 180 192 199 203 217
Gastos de personal XM [$ Col x 10°] 20,327 21,491 24,352 25,942 27,134 30,771 30,585
Costo anual promedio por empleado XM [$Colx10%afio] 131.142 128.689 135.289 135.115 136.352 151.581 140.945
Relacion gastos _ personal - promedio  XM/gastos de| ), a0 94.99% 93.60% 91.46% 80.44% 96.40% 80.36%
personal promedio ISA [%]

NOTA: Los valores correspondientes a 2008 de ISA son estimados

Grifico No. 6
Relaciones de remuneraciones entre ISA y XM
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Dado que en la revision tarifaria anterior en definitiva se relaciona todo al nivel salarial de ETESA,
puesto que se acepta que el nivel salarial promedio del CND es superior al promedio de ETESA en
un 47% y a su vez que los gastos, excepto gastos en personal, del CND son el 37% de los gastos de
personal, parece razonable establecer directamente la relacion final con el salario promedio de
ETESA. Asi resulta que considerando como referencia la cantidad de personal del CND vy el salario
promedio de ETESA, el total de gastos, incluidos gastos de personal, para el CND es del 201.4% del
monto de referencia (total = 1.37% x 1,47%).

En el Cuadro No. 15 y Grafico No. 7 se muestra esa misma relacion para XM e ISA.

Cuadro No. 15

XM
Relaciones entre Gastos Totales y Gastos de Personal sobre la base de salarios promedio de ISA
=
Parametro ©

2006 2007 2008 2009 2010 2011 2012
(clil :Oltgé]se“"c'os Personales XM con costos ISA [$ 19,539 22,624 26,018 28,364 33,730 31,920 38,058
(2) Total Gastos y Costos XM [$ Col x 10°] 48,234 57,494 63,050 68,616 78,997 70,758 82,858
Relacion: (2) / (1) 246.85% 254.13% 242.34% 241.91% 234.20% 221.67% 217.71%
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Grafico No. 7
XM
Relaciones entre Gastos Totales y Gastos de Personal sobre la base de salarios promedio de ISA
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Se observa que el indicador se ha reducido sostenidamente en el periodo 2007-2012 ubicandose en
el 217.7% en el afio 2012, valor no muy lejano del 201,4% aplicado en la revision tarifaria anterior.

2.3. El caso del COES (Peru)

2.3.1. Breve historia

En 1992 se produce la reestructuracion del sector eléctrico con la promulgacion de la Ley de
Concesiones Eléctricas (LCE), la cual entre otras reformas importantes (separacion de las
actividades de generacion, transmision y distribucion, creacion de un mercado libre y un mercado
regulado, régimen de concesiones, etc.) dispone la creacion de un organismo técnico sin fines de
lucro denominado Comité de Operacion Economica del Sistema (COES) donde existan sistemas
interconectados, fijando como misioén de este organismo técnico la de coordinar la operacion de las
centrales de generacion eléctrica y de los sistemas de transmision eléctrica al minimo costo,
garantizando la seguridad del abastecimiento de energia eléctrica y el mejor aprovechamiento de los
recursos energéticos.

El primer COES, se funda el 17 de agosto de 1993 para el Sistema Interconectado Centro Norte
(SICN), reuniendo a las empresas de generacidon y transmision que en ese entonces estaban
integradas a dicho sistema, teniendo el nombre de COES-SICN. Habiendo adoptado inicialmente la
forma de asociacion civil sin fines de lucro, fue redefinida posteriormente como persona juridica de
derecho publico interno, al obedecer su creacion al mandato de la Ley de Concesiones Eléctricas y
regirse por el Reglamento de dicha Ley, el que fuera aprobado por Decreto Supremo N° 009-93-EM,
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iniciando sus operaciones como tal el 1 de enero de 1995. Paralelamente, en el Sistema
Interconectado Sur (SIS) se constituy6 el COES-SUR el 9 de octubre de 1995.

En octubre de 2000, al producirse la interconexion del SICN con el SIS debido a la entrada en
operacion de la Linea de Transmision Mantaro Socabaya, el COES-SICN incorpor6 a las empresas
integrantes del COES-SUR , asi como a las empresas de transmision Consorcio Transmantaro S.A. y
Red Eléctrica del Sur S.A. En cumplimiento del Articulo 2° del Decreto Supremo N° 011-2001-EM,
que modifica el Reglamento de la Ley de Concesiones Eléctricas, el COES-SICN modifica su
Estatuto y cambia su denominacion a Comité de Operacion Econdmica del Sistema Interconectado
Nacional COES-SINAC, quedando constituido como el COES del Sistema Eléctrico Interconectado
Nacional.

Posteriormente, el 5 de setiembre de 2002, se incorpord al COES-SINAC la empresa Red de Energia
del Perti S. A. - REP, al asumir las concesiones que correspondian a Empresa de Transmision
Eléctrica Centro Norte S. A. - ETECEN y Empresa de Transmision Eléctrica del Sur S, A.
ETESUR, como consecuencia de la suscripcion con el Estado Peruano del respectivo Contrato de
Concesion de Sistemas de Transmision Eléctrica. Asimismo, el 22 de setiembre de 2002, se
incorpor6 la empresa Interconexion Eléctrica ISA Peru S. A. ISA.

2.3.2. Organizacion actual y funciones.

En el afio 2006 la Ley N° 28832, ley para asegurar el desarrollo eficiente de la generacion eléctrica,
introdujo cambios importantes en la organizacion del COES. Se establecio la incorporacion como
Integrantes de la Asamblea a las empresas distribuidoras de electricidad y a los usuarios libres
conectados al SEIN. Asimismo se dispuso una nueva conformacion del Directorio, y la creacion de
la Direccién Ejecutiva como principal érgano de gerencia y administracion del COES.

La Asamblea estd conformada por los Integrantes Registrados, agrupados en 4 subcomités: de
Generadores, de Distribuidores, de Transmisores y de Usuarios Libres; mientras que el Directorio
estd integrado por 5 miembros, de los cuales 4 son elegidos por cada subcomité y el Presidente lo
elige la Asamblea. Estos cambios se concretaron en el afio 2008, tras la publicacion del Decreto
Supremo N° 027-2008-EM, Reglamento del Comité de Operacion Econdmica del Sistema (COES),
procediéndose a la adecuacion del COES a su nueva organizacion, con la aprobacion de
modificaciones a su Estatuto y la eleccion del nuevo Directorio.

Al 31 de diciembre de 2012 conformaban el COES 38 Generadores, 8 Transmisores, 10
Distribuidores y 38 Usuarios Libres.

El COES es un organismo técnico cuya finalidad es la de operar el sistema, administrar el mercado
de corto plazo y planificar el desarrollo de la transmisién. E1 COES ejerce las siguientes funciones
de interés publico:
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* Elaboracion del Plan de Transmision.

* Elaboracion de los Procedimientos Técnicos.

* Asegurar el acceso oportuno y adecuado de los interesados a la informacion.
* Asegurar las condiciones de competencia en el Mercado de Corto Plazo.

* Procurar las mejoras tecnoldgicas requeridas para lograr eficiencia.

El COES estd constituido por una Asamblea, un Directorio y la Direccion Ejecutiva, los cuales
cumplen diferentes roles en la organizacion del mismo. En el Grafico No. 8 se aprecia el
organigrama del mismo.

Grafico No. 8
COES-SINAC - Organigrama

ASAMBLEA
DIRECTORIO
SECRETARIA ¥ ASESORLA LEGAL | OFICINA DE
DEL DIRECTORIC: | PERFECCIONAMIENTD TECNICO
DIRECCION
EJECUTIVA
DEPARTAMENTO DE GESTION DEPARTAMENTC DE
JURIDICA Y REGULATORIA ADMINISTRACION
DEPARTAMENTO DE TECNOLOGIA DEFA H:‘" {EN_n DE TALENTG
DE L& INFORMACION HUMANGY DESARROLLO
DRGAMIZACIONAL (*)
I 1
- . DIRECCION DE

) cCit }

”f:{ k L"Iﬂ“\'t'f PLANIFICACION

HPERAL IS DE TRANSMISION

SUBDHRECCION DE SUBDIRECCION DE SUBDIRECCION D SUBDIRECCIOM DE
PROGRAMACION COORDINACION PLANIFICACION NUEVOS PROYECTOS
SU EDI,REC!: ||:‘|‘-|l DE SUBDIRECC ![t‘l\ DE SUBDIRECCION DE
EVALUACION TRANSFERENCIAS GESTION DE INFORMACION

(*) Funcionamiento suspendido hasta el 2012 por Acuerdo de Directorio de la Sesion 378

2.3.3. Anadlisis de la gestion del COES

En revisiones tarifarias anteriores, a los efectos del analisis de eficiencia de la comparadora, se
utilizo el indicador Potencia maxima/ cantidad de empleados. El citado indicador, aplicado al caso
del COES arroja los resultados que muestran el Cuadro No. 16 y Grafico No. 9, considerando sélo el
personal aplicado a los negocios regulados.
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Cuadro No. 16
Indicador de eficiencia para el COES

Afio
Parametro
2007 2008 2009 2010 2011 2012
Cantidad total de empleados 63 64 76| 84 95| 100
Potencia maxima [MW] 3,966 4,100 4,322 4,579 4,961 5,291
Indicador (MW/empleado) 62.95 64.06 56.87 54.51 52.22 52.91
NOTA: Cantidad de empleados del COES 2012 es un valor supuesto.
Grafico No. 9

Variacion del Indicador de eficiencia para el COES
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Se observa una persistente caida en el valor del indicador al inicio del periodo y un mantenimiento alrededor

del 53% en los ultimos afios.

En el Cuadro No. 17 y Grafico No. 10 se muestran, para el periodo 2007-2011, los costos y gastos en
servicios personales y totales, asi como sus relaciones. Se observa que la relacion es oscilante entre un 49.3%

y un 63.33%.

Cuadro No. 17
Relacion de costos para el COES. Soélo actividades reguladas

Afio
Parametro 2007 2008 2009 2010 2011
(1) Total Senvicios Personales [NS] 7,784,001 10,001,520 14,251,428 16,229,131 18,045,338
(2) Total Gastos y Costos [NS] 15,789,450 16,105,556| 23,193,271| 28,408,198| 28,496,160
Relacion: (1) / (2) 49.30% 62.10% 61.45% 57.13% 63.33%
Relacion: [(2) - (1)] / (1) 102.84% 61.03% 62.74% 75.04% 57.91%
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Grafico No. 10
Participacion de los gastos en personal respecto del total de gastos
Sélo actividades reguladas. COES- Periodo 2007-2011
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Grafico No. 11
Participacion del resto de gastos respecto a los gastos en personal
Solo actividades reguladas. COES - Periodo 2007-2011

110.00%

100.00%

90.00%

80.00% |

70.00%

60.00% et

50.00%

40.00% } } } }
2007 2008 2009 2010 2011

Indicador Otros gastos / Gastos personales
i+

En el Cuadro No. 17 y Grafico No. 11 se muestra también la relacion entre el total de otros gastos
respecto a los gastos en servicios personales. Se observa que partiendo de un valor ligeramente
inferior al 103% en el 2007, luego se reduce significativamente situandose en alrededor del 58% en
el 2011.

En el Cuadro No. 18 y Grafico No. 12 se aprecian las relaciones de remuneraciones entre el
transportista (REP) y el operador (COES).
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De anélisis de los datos y grafico se observa que la relacion de salarios promedio del personal del
COES respecto a la de REP se ha mantenido entre el 133.45% y el 142.07%, excepto un pico

proximo al 170% en el afio 2009.

Cuadro No. 18
Relaciones de remuneraciones entre el COES y REP

Parametro Afio
2007 2008 2009 2010 2011 2012
Cantidad total de empleados de REP 333 338 348 364 357 371
Gastos de personal REP [NS] 30,109,758 39,580,075 38,390,694 45,963,957 47,731,218 53,652,362
Costo anual promedio por empleado REP [NS/afio] 90,420 117,101 110,318 126,275 133,701 144,616
Cantidad total de empleados del COES 63 64 76 84 95 100
Gastos de personal del COES [NS] 7,784,001 10,001,520 14,251,428 16,229,131 18,045,338 20,000,000
Costo anual promedio por empleado COES [NS/afio] 123,556 156,274 187,519 193,204 189,951 200,000
E::Zg: p?ﬁtgjioféss ?Oa/l] promedio COES/gastos def 45 ey 133.45% 169.98% 153.00% 142.07% 138.30%

NOTA: Cantidad de empleados y Gastos de Personal del COES 2012 son valores supuestos.

Griafico
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Tomando como referencia el salario promedio de REP, las relaciones entre gastos totales para el
COES y Gastos en personal son las mostradas en el Cuadro No. 19 y Grafico No. 13.

Cuadro No. 19
COES
Relaciones entre Gastos Totales y Gastos de Personal sobre la base de salarios promedio de REP
Afio
Parametro
2007 2008 2009 2010 2011
EJ'\.I)S]TotaI Senivcios Personales COES con costos REP 5,606,441 7,494,452 8,384,174 10,607,067 12,701,585
(2) Total Gastos y Costos COES [NS] 15,789,450|  16,105,556| 23,193,271 28,408,198 28,496,160
Relacién: (2) / (1) 277.18% 214.90% 276.63% 267.82% 224.35%
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Grafico No. 13
COES
Relaciones entre Gastos Totales y Gastos de Personal sobre la base de salarios promedio de REP
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Se observa que el indicador ha tenido oscilaciones importantes durante el periodo 2007-2011
ubicandose en el 224.35% en el ano 2011, valor no muy lejano del 201,4% aplicado en la revision
tarifaria anterior para el CND.

2.4. El caso del CDEC (Chile)

24.1. Breve historia®®

El Centro de Despacho Economico de Carga (CDEC) es un organismo definido en la Ley General
de Servicios Eléctricos DFL N° 1 del afio 1982 y reglamentado por el Decreto Supremo N° 291 del
afio 2007, ambos del Ministerio de Mineria del Gobierno de la Republica de Chile. El Decreto
Supremo N° 327 derog6 el anterior reglamento eléctrico contenido en el Decreto Supremo N° 6 de
1985.

Al respecto, dichos cuerpos legales establecen la obligacion de la creacion de estos organismos para
la coordinacién de la operacion de las instalaciones eléctricas de los concesionarios que operen
interconectados entre si, con el fin de:

e Preservar la seguridad del servicio en el sistema eléctrico

e QGarantizar la operacion mas econdmica para el conjunto de las instalaciones del sistema
eléctrico,

e QGarantizar el derecho de servidumbre sobre los sistemas de transmision establecidos
mediante concesion

De este modo, en 1985 se creo el CDEC_SIC para la coordinacion de las instalaciones ubicadas en
el Sistema Interconectado Central el cual comprende el area ubicada desde la rada de Paposo en el

>p3gina web del CDEC-SIC
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norte (en la II Region) y la localidad de Quelldn por el sur, el la isla de Chiloé (X egién), cubriendo
cerca del 93% de la poblacion de las Republica de Chile.

2.4.2. Organizacion actual y funciones.

El CDEC esta conformado por todas aquellas empresas de generacion, transmision y consumidores
de precio no regulado (clientes libres) que cumplen con los requisitos establecidos en el articulo N°
16 y N° 17 del Decreto Supremo N° 291/2007.

En cuanto a su conduccion, el CDEC reconoce un Directorio, una Direccion de Operaciones y una
Direccion de Peajes.

El Directorio se encuentra conformado por representantes elegidos por cada uno de los segmentos
que integran el CDEC y sus funciones se indican en el articulo 25 del Decreto Supremo N° 291. Por
su parte, las Direcciones de Operacion y de Peajes tienen las funciones que se indican en los
articulos 36 y 37 del decreto citado y son entidades eminentemente técnicas y ejecutivas, y cumplen
sus cometidos de acuerdo a los criterios generales que fije el Directorio.

Al 31 de octubre de 2012 el CDEC-SIC administraba un parque generador cercano a los 13,520 MW
de potencia instalada y mas de 15,000 km de lineas de transmision en el rango de 66 a 500 kV.

Algunas de las funciones bésicas del CDEC son:

e Planificar la operacion de corto plazo del sistema eléctrico, considerando su situacion actual
y la esperada para el mediano y largo plazo,

e (alcular 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 FElaborar los procedimientos necesarios para cumplir, en cada nivel de generacion 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 coordinacidn, 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,
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e Reunir y 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 demads situaciones que afecten o
puedan afectar la operacion normal de centrales generadoras y lineas de transmision del
sistema.

En el Grafico No. 14 se aprecia el organigrama del CDEC-SIC.

Grifico No. 14
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2.4.3. Andlisis de la gestion del CDEC-SIC

Las comparaciones que se pueden realizar en el caso del CDEC-SIC varian respecto a los casos
anteriores pues el CDEC-SIC en principio no elabora balances sino que se maneja por presupuestos
anuales aprobados por la Comision Nacional de Energia.

La medida relativa de eficiencia utilizada en los casos anteriores (MW/empleado) aplicada al
CDEC-SIC arroja los resultados que se aprecian en el Cuadro No. 20 y Grafico No. 15. Se observa
que si bien el indicador ha disminuido en los dos ultimos afios, atin se mantiene en practicamente el
doble que el valor determinado en los otros dos casos (XM Colombia y COES Peru).
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Cuadro No. 20
Indicador de eficiencia para el CDEC-SIC

3 ARo
Parametro
2010 2011 2012 2013
Cantidad total de empleados 50 54 72 88
Potencia maxima [MW] 6,482 6,881 6,992 7,100
Indicador (MW/empleado) 129.64 127.43 97.11 80.68

Grafico No. 15
Variacion del Indicador de eficiencia para el CDEC-SIC
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En el Cuadro No. 21 y Gréfico No. 16 se muestran, para el periodo 2008-2013, los costos y gastos
en servicios personales y totales, asi como sus relaciones. Se observa que la relacion es oscilante
entre un 46.6% y un 73.2%. La reducida participacion del afio 2012 se debe a que en tal afio se
previo en el presupuesto del CDEC-SIC un monto muy importante para inversiones (Sistema

SCADA).
Cuadro No. 21
Relacion de costos para el CDEC-SIC.
; Afio
Parametro
2008 2009 2010 2011 2012 2013
(1) Total Senicios Personales [Miles de $ Chilenos] 1,369,692 1,558,590 2,118,422 2,512,769 3,395,790 4,854,500
(2) Total Gastos y Costos [Miles de Pesos Chilenos] 1,933,249 2,146,116 2,894,387 4,741,811 7,288,476 8,041,321
Relacion: (1) / (2) 70.85% 72.62% 73.19% 52.99% 46.59% 60.37%
Relacion: [(2) — ()] / (1) 41.14% 37.70% 36.63% 88.71% 114.63% 65.65%
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Grafico No. 16
Participacion de los gastos en personal respecto del total de gastos
CDEC-SIC- Periodo 2008-2013
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Grafico No. 17
Participacion del resto de gastos respecto a los gastos en personal
CDEC-SIC - Periodo 2008-2013
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En el Cuadro No. 21 y Gréafico No. 17 se muestra también la relacion entre el total de otros gastos
respecto a los gastos en servicios personales. Se observa que partiendo de un valor del orden del
40% en el 2008, se incrementa al 114.6% en el 2012 reduciéndose a algo mas del 65% en el 2013.
Como se mencion6 el valor del afio 2012 resulta distorsionado debido a una componente muy
importante de inversiones consideradas entre los Otros Gastos.

En el Cuadro No. 22 y Grafico No. 18 se aprecian las relaciones de remuneraciones entre el
transportista (TRANSELEC) y el operador (CDEC-SIC) para el periodo 2010-2012.

De andlisis de los datos y grafico se observa que la relacion de salarios promedio del personal del
CDEC-SIC respecto al de TRANSELEC se ha mantenido entre el 145.7% y el 161.3%.
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Cuadro No. 22

Relaciones de remuneraciones entre el CDEC-SIC y TRANSELEC

personal promedio TRANSELEC [%)]

Pardmetro Ano
2010 2011 2012
Cantidad total de empleados de TRANSELEC 500 507 510
Gastos de personal TRANSELEC [Miles de $ Chilenos] 13,500,431 14,622,950 16,506,327
Costo anual promedio por empleado TRANSELEC [$/afio] 27,000,862 28,842,110 32,365,347
Cantidad total de empleados del CDEC-SIC 50 54 72
Gastos de personal del CDEC-SIC [Miles de $ Chilenos] 2,118,422 2,512,769 3,395,790
Costo anual promedio por empleado CDEC-SIC [$/afio] 42,368,448| 46,532,759| 47,163,750
Relacion gastos personal promedio CDEC-SIC/gastos de 156.92% 161.34% 145.72%

Grafico No. 18

Relaciones de remuneraciones entre el CDEC-SIC y TRANSELEC
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Tomando como referencia el salario promedio de TRANSELEC, las relaciones entre gastos totales
para el CDEC-SIC y Gastos en personal son las mostradas en el Cuadro No. 23 y Gréfico No. 19

Cuadro No. 23

CDEC-SIC
Relaciones entre Gastos Totales y Gastos de Personal sobre la base de salarios promedio de
TRANSELEC
, Afio
Parametro

2010 2011 2012
(1) Total Senicios Personales CDEC-SIC con costos

1 4 1,557,474 2
TRANSELEC [Miles de $ Chilenos] 350,043 957, 330,305
(2). Total Gastos y Costos CDEC-SIC [Miles de $ 2.894.387 4.741.811 7.288.476
Chilenos]
Relacion: (2) / (1) 214.39% 304.46% 312.77%
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Grafico No. 19
CDEC-SIC
Relaciones entre Gastos Totales y Gastos de Personal sobre la
base de salarios promedio de TRANSELEC
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Se observa que el indicador ha tenido oscilaciones importantes durante el periodo 2010-2012 debido
a las consideraciones ya mencionadas de la inclusion de inversiones importantes especialmente en el
afio 2012. No obstante se observa que el valor del indicador para el afo 2010 estd en el orden del
determinado en los casos de XM y COES.

2.5. Conclusiones

En las revisiones tarifarias anteriores se ha definido el nivel de gastos del CND a partir de una
estructura de personal, de un costo unitario promedio en concepto de personal supuesto un 47% por
encima del costo promedio unitario en concepto de personal del transportista y de un adicional por
otros gastos igual al 37% del gasto en personal.

Como se ha visto en los casos de referencia analizados (XM, COES, CDEC-SIC) estas relaciones
son muy variables entre organismos y también en distintos afios dentro de un mismo organismo.

No obstante si se obvia la separacion antes mencionada y se referencia el total de gastos (de personal
y otros) respecto al gasto medio en personal a costos del transportista se llega a la conclusion de que
en las situaciones mas eficientes estos porcentajes oscilan entre el 217.7% para XM en 2012, 214.9
—224.4% para el COES en 2008-2011 y 214.4% para el CDEC-SIC en 2010.

En funcion de lo anterior resulta razonable adoptar un valor préximo a los valores mas eficientes
observados, para aplicar al CND. Asi se concluye utilizar para el CND un valor del 215%.

A fin de homologar el desglose en forma similar a las revisiones tarifarias anteriores, y teniendo en

cuenta que adoptar un costo de personal medio para el CND que exceda en un 47% a los gastos de
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personal medio de ETESA parece razonable para evitar la excesiva rotacion del personal del CND,
los porcentajes a reconocer serian:

e 47% para el gasto de personal medio respecto al valor medio de ETESA,
e 46.3% por sobre los gastos de personal del CND para contemplar los otros gastos necesarios
para el funcionamiento del CND (excluidas inversiones).

3 GASTOS A RECONOCER AL CND

En los puntos anteriores se definieron los porcentajes a aplicar para obtener los gastos a reconocer al
CND. Resta ahora definir la estructura de personal, el gasto unitario de personal base sobre el cual
se aplicara y el monto a reconocer en concepto de alquileres para compensar a ETESA el hecho de
no percibir rentabilidad sobre los bienes inmuebles ocupados por el CND.

Respecto de la estructura de personal, el CND presenta un documento con una estructura objetivo
que lleva el total de agentes a 100 para el ultimo afio del nuevo periodo tarifario (2016-2017). Sin
bien en ese trabajo sdlo existen titulos de los cargos y no un andlisis de las funciones reales, a priori
se aprecia una duplicacion de actividades entre Gerentes y Jefes de Seccion, exceso de asistentes
administrativos, exceso y duplicidad en encargados de estudios eléctricos. Un ajuste de los mismos,
en el mejor de los casos, justifica una planta final para el afio 2017 de 85 agentes.

Sobre esta base se propone fijar la cantidad de agentes del CND para cada afio del nuevo periodo
tarifario tal cual se aprecia en el Cuadro No. 24. En el mismo se ha intentado un agrupamiento
general que no pretende ser una propuesta de organizacion para el funcionamiento del CND.

En el incremento de personal propuesto debe tenerse en cuenta que para el nuevo periodo se
propone que el CND sea al responsable de la realizacion de los estudios de planificacion del corto
plazo (2-3 afios), tareas hoy a cargo de ETESA.
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Cuadro No. 24
Estructura de personal para el CND

Areas Puesto 2012 2013 2014 2015 2016 2017
Total 57 65 70 75 80 85
Direccién del CND 6 6 8 8 8 8
Director 1 1 1 1 1
. . Asistente a la Direccién 1 1 1 1 1
Direccion
Abogado 0 1 1 1 1
Economista 0 1 1 1 1
Coordinador Administrativo 1 1 1 1 1
. - Asistente de Administracion 1 1 1 1 1
Administracién
Oficinista 1 1 1 1 1
Mensajero 1 1 1 1 1
Gerencia de Operaciones (GOP) 30 40 42 46 47 49
Gerente 1 1 1 1 1
Gerencia Asistente a la Gerencia 1 1 1 1 1
Asistente administrativo 2 2 2 2 2
L . Jefe de Seccion 1 1 1 1 1
Seccion Operaciones
Despachador 24 24 24 24 24
Seccion Planificacion y Jefe de Seccién 1 1 1 1 1
andlisis del despacho de Plan!ﬁcador del despacho 3 3 3 3 3
Analista del despacho 3 3 3 3 3
corto, mediano y largo plazo |Especialista en estudios de la red 2 3 4 4 5
Seccién Monitoreo y analisis|Jefe de Seccion 0 0 1 1 1
de desempefio Analistas 0 0 2 3 3
Seccién Normas y Procesos | Jefe de Seccion 1 1 1 1 1
Analistas 1 2 2 2 3
Gerencia de Mercado Eléctrico 10 10 10 10 10 11
Gerente 1 1 1 1 1
. Asistente administrativo 1 1 1 1 1
Gerencia -
Analistas del mercado local 5 5 5 5 6
Analistas del mercado regional 3 3 3 3 3
Gerencia de Soporte Técnico 11 9 10 11 15 17
Gerente 1 1 1 1 1
Asistente administrativo 1 1 1 1 1
. Ingenieros de Mantenimiento 3 3 3 4 4
Gerencia - —
Técnicos Mantenimiento 1 2 2 4 4
Analista SCADA y Base de datos 1 1 2 2 3
Programador 2 2 2 3 4

Sobre la base de la cantidad de personal propuesto, en el Cuadro No. 25 se ha desarrollado el calculo
del gasto total a reconocer al CND para cada afio del nuevo periodo tarifario en base a los
porcentajes antes propuestos y al gasto promedio mensual del personal de ETESA (s6lo transmision,

conexion y administracion) vigente al 29 de enero de 2013 segun Cuadro No. 9.
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Cuadro No. 25
Gastos a reconocer al CND periodo 2013-2017

Afio tarifario
Concepto
2013 2014 2015 2016 2017

Cantidad total de agentes propuesto para el CND 65 70 75 80 85
Costo mensua.l promedio por agente ETESA 2.560.7 2.560.7 25607 2.560.7 2.560.7
[B/./mes] (salario y otros costos de personal)

Sobre costo personal CND [%] 47 47 47 47 47
Costo mensual promedio por agente CND [B/./mes] 3764 3764 3764 3764 3764
(Solo costo personal)

Gastos anuales del CND en personal [B/.] 2.936.099 3.161.952 3.387.806 3.613.660 3.839.514
Porcentaje sobre Gastos de Personal reconocidos 463 463 463 463 463
para otros gastos [%]

Otros gastos anuales [B/.] 1.359.414 1.463.984 1.568.554 1.673.125 1.777.695
E?TAL GASTOS A RECONOCER AL CND 4.295.512| 4.625.936 4.956.360| 5.286.784| 5.617.208

El concepto de Otros Gastos anuales representa el adicional sobre los gastos de personal requeridos para
cubrir todos los gastos de funcionamiento del CND, exceptuando las inversiones. La componente de

inversiones se analizara junto al calculo del Ingreso Maximo Permitido para el CND.

Adicionalmente a lo anterior, en las revisiones tarifarias pasadas se le reconocié al CND un gasto en
concepto de alquileres a fin de compensar lo que deja de percibir ETESA dado que no se le
reconoce rentabilidad sobre los activos del CND, en este caso, edificios. EI monto reconocido en la
ultima revision tarifaria fue de B/./ano 159,153. Ese valor actualizado con la formula indicada en la
Seccion 1X.3.2 del Reglamento de Transmision del 2007 al 2012 arroja un valor de
aproximadamente B/./afio 190,660.

En la presentacion realizada por ETESA sobre esta propuesta solicitaron un reconocimiento anual en
tal concepto de B/.256,640.78, calculado sobre la base del costo comercial de los edificios
utilizados. Se ha considerado que no corresponde asociar el reconocimiento al costo del alquiler,
sino a lo que ETESA deja de percibir en concepto de rentabilidad teniendo en cuenta el valor real
del activo y la tasa de rentabilidad reconocida.

Suponiendo un costo medio de los edificios ocupados de B/./m* 2,700 (lo cual equivale a que el
costo del alquiler por m” previsto por ETESA sea la 106 ** parte del costo del m* construido), los
1,006 m’ ocupados tendrian un valor a nuevo de B/. 2,716,200, que a la tasa de rentabilidad regulada
de 7.90% resulta en un valor anual dejado de percibir un poco inferior a B/. 220,000.
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En funcién de este ultimo valor y el del periodo tarifario anterior actualizado, se reconocera un

monto anual de B/. 220,000 en concepto de alquileres.

Asi el total a reconocer en cada afio del periodo tarifario es el que se muestra en el Cuadro No. 26.

Cuadro No. 26

Gastos totales a reconocer al CND periodo 2013-2017

Afio tarifario

Concepto
2013 2014 2015 2016 2017
;[B?TAL GASTOS A RECONOCER AL CND 4.295.512| 4.625.936 4.956.360| 5.286.784| 5.617.208
Alquileres [B/.] 220.000 220.000 220.000 220.000 220.000
TOTAL ANUAL [B/.] 4.515.512| 4.845.936 5.176.360| 5.506.784| 5.837.208
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