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METODOLOGIA PARA LA REMUNERA(,:I(')N DE LA ACTIVIDAD DE
TRANSMISION DE ENERGIA ELECTRICA

1. ANTECEDENTES .
1.1 Fundamentos Legales

La Constitucion Politica, Articulo 365, establecidé que los servicios publicos son inherentes
a la finalidad social del Estado, y que es deber del Estado asegurar su prestacion eficiente
a todos los habitantes del territorio nacional.

Este mismo canon constitucional sefalé que los servicios publicos estaran sometidos al
régimen juridico que fijle la ley, podran ser prestados por el Estado, directa o
indirectamente, por comunidades organizadas, o por particulares, y que, en todo caso, el
Estado mantendra su regulacién.

Por otro lado, la Constitucion Politica atribuyo al Estado la direccién general de la
economia y le ordené intervenir, por mandato de la ley, en los servicios publicos y
privados, para racionalizar la economia con el fin de conseguir el mejoramiento de la
calidad de vida de los habitantes, la distribuciéon equitativa de las oportunidades y los
beneficios del desarrollo y la preservacién de un ambiente sano. (Art. 334). Esta misma
norma ordena al Estado intervenir, de manera especial, para asegurar que todas las
personas, en particular las de menores ingresos, tengan acceso efectivo a los bienes y
servicios basicos.

De manera expresa la Constitucion Politica defirid a la Ley, la tarea de fijar el régimen
tarifario “que tendra en cuenta ademas de los criterios de costos, los de solidaridad y
redistribucion de ingresos”, y determinar las entidades competentes para fijar tarifas. (Art.
367).

Mediante la Ley 143 de 1994, se establecié el regimen de las actividades de generacién,
interconexion, transmisién, distribucion y comercializacion de electricidad, denominadas
las actividades del sector, en cuyo Capitulo VIII, se incluyeron normas especiales relativas
a “LAS TARIFAS POR ACCESO Y USO DE LAS REDES".

Por su parte, la Ley 142 de 1994, mandd la intervenciéon del Estado en los servicios
publicos domiciliarios, definié su régimen general, entre los cuales se incluyd el servicio
publico domiciliario de energia eléctrica, definido como “el transporte de energia eléctrica
desde las redes regionales de transmision hasta el domicilio del usuario final, incluida su
conexion y medicion”.

De acuerdo con lo previsto en los Articulos 23, literal d), y 41 de la Ley 143 de 1994, es
funcién de la Comision de Regulaciéon de Energia y Gas definir la metodologia de calculo
y fijar las tarifas por el acceso y uso de las redes eléctricas, asi como el procedimiento
para hacer efectivo su pago.

De igual forma, el Articulo 73.22 de la Ley 142 de 1994, establece que le corresponde a la
CREG “establecer las formulas tarifarias para cobrar por el transporie e interconexién a las
redes, de acuerdo con las reglas de esta ley”, adicionalmente, el Articulo 91 de la Ley 142 de
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1994, determina que para establecer dichas formulas tarifarias “...se calculara por separado,
cuando sea posible, una formula para cada una de las diversas etapas del servicio”.

Segun lo establecido en el Articulo 87.1 de la Ley 142 de 1994, en virtud del principio de
eficiencia econémica, se deben tener en cuenta ‘los aumentos de productividad
esperados, y que éstos deben distribuirse entre la empresa y los usuarios, tal como
ocurriria en un mercado competitivo”.

Igualmente, el Articulo 92 de la Ley 142 de 1994 dispuso que las Comisiones pueden
corregir en las formulas, “los indices de precios aplicables a los costos y gastos de la
empresa con un factor que mida los aumentos de productividad que se esperan en ella, y
permitir que la férmula distribuya entre la empresa y el usuario los beneficios de tales
aumentos”.

Finalmente, mediante la Resolucion CREG 103 de 2000, vigente desde el 28 de
diciembre del mismo afio, se establecid la actual metodologia para el calculo y aplicacion
de los Cargos por Uso del Sistema de Transmision Nacional (STN). De acuerdo con el
Articulo 126 de la L.ey 142 de 1994, esta metodologia tendria vigencia de cinco afios,
contados a partir de enero 1 de 2001; al cabo de los cuales continuaria rigiendo mientras
la Comision no fije la nueva.

1.2 Publicacion de hases metodologicas

El 24 de enero de 2005, la Comision aprobé la Resolucion CREG 007, “Por la cual se
pone en conocimiento de las entidades prestadoras del servicio de electricidad, los
usuarios y demas interesados, las bases sobre las cuales efectuara el estudio para
determinar las formulas para la remuneracién de la actividad de transmision de energia
eléctrica, en el siguiente periodo tarifario”, la cual fue publicada en el Diario Oficial 45.850
de marzo 14 de 2005.

Con esta Resolucion se dio inicio al tramite previsto en el Articulo 11 del Decreto 2696 de
2004, tendiente a aprobar la metodologia y las férmulas tarifarias para remunerar la
actividad de transmision de electricidad que regiran durante el préximo periodo tarifario.
Dentro del pilazo previsto se recibieron comentarios a la Resolucién 007 de 2005 de los
siguientes agentes: ANDI, radicado CREG E-2005-004017, ISAGEN, radicado CREG E-
2005-004205, ISA, radicado CREG E-2005-004361, ANDESCOQ, radicado CREG E-2005-
004380, TRANSELCA, radicado CREG E-2005-004384, EPM, radicado CREG E-2005-
004403, EEB, radicado CREG E-2005-004455, EPSA, radicado CREG E-2005-004477,
CAPT, radicado CREG E-2005-004504, ACOLGEN, radicado CREG E-2005-004572.

En desarrollo de la Resolucién CREG 007 de 2005, se adelantaron los siguientes
estudios, los cuales fueron puestos a disposicion de las empresas, usuarios y demas
interesados en la pagina Web de la CREG (www.creq.gov.co). lgualmente, se llevaron a
cabo reuniones con los interesados con el fin de analizar sus comentarios.

» Asesoria para la Valoracion de los Costos Unitarios de las Unidades Constructivas
para la Actividad de Transmision de Energia Eléctrica en Colombia”, elaborado por la
firma HMV Ingenieros.
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= Remuneracion de Costos Eficientes de AOM de Empresas de Transmisién y
Distribucion Eléctrica”, en la parte correspondiente a la actividad de Transmision,
elaborado por la Universidad de Los Andes en el marco del Convenio COLCIENCIAS
- CREG.

1.3 Publicacion de Resolucion de Consulta

La Comisién, con base en estudios internos y en el analisis de los comentarios,
observaciones y sugerencias realizados a la Resolucion CREG 07 de 2005 y a los
estudios de Unidades Constructivas y Gastos de AOM, aprobd el 17 de diciembre de
2007, la Resolucion CREG 110 de 2007, “Por la cual se ordena hacer publico un proyecto
de resolucién que pretende adoptar la CREG con el fin de establecer las formulas para la
remuneracion de la actividad de transmisién de energia eléctrica”, la cual fue publicada en
el Diario Oficial 46.881 de 24 de enero de 2008.

Con esta Resolucion se continud con el tramite previsto en el Articulo 11 del Decreto 2696
de 2004, tendiente a aprobar la metodologia y las formulas tarifarias para remunerar la
actividad de transmision de electricidad que regiran durante el proximo periodo tarifario.

Dentro del plazo previsto se recibieron comentarios a la Resolucién 110 de 2007 de los
siguientes agentes: CNO, radicados CREG E-2008-005552 y E-2008-005926, XM,
radicado CREG E-2008-005909, TRANSELCA, radicado CREG E-2008-005936, EEB,
radicado CREG E-2008-005942, EPM, radicados CREG E-2008-005954 y E-2008-006002,
ISA, radicado CREG E-2008-005966. Igudlmente, se llevo a cabo un taller con los
Transmisores Nacionales en el cual se presentaron comentarios a la citada resolucién, En el
Anexo 1 se presenta cada uno de los comentarios recibidos junto con el analisis de la
Comision.

En desarrollo de la Resolucién CREG 110 de 2007, se adelantaron los siguientes
estudios, los cuales fueron puestos a disposicidn de las empresas, usuarios y demas
interesados en la pagina Web de la CREG (www.creg.qov.co).

= Desarrollo de metodologias para la remuneraciéon de los Costos Eficientes de AOM en
empresas de distribucion y transmision eléctrica, elaborado por la Universidad EAFIT en
el marco del Convenio COLCIENCIAS — CREG.

» Revision y actualizacion del factor de productividad asociado a las actividades de
transmision y distribucion de energia electrica, transporte y distribucion de gas natural y
GLP”, contratado con la Universidad EAFIT.

A continuacion se presentan los diferentes temas que hacen parte de la metodologia de
remuneracion de |la actividad de Transmisién de energia eléctrica, con un resumen de los
cambios que se propone incluir en la resolucion que acompana este documento, los
cuales surgen de los comentarios de los agentes y analisis adicionales de [a Comision.

2. GASTOS DE ADMINISTRACION, OPERACION Y MANTENIMIENTO

En el marco del Convenio COLCIENCIAS - CREG, se adelantaron los siguientes
estudios:
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» “Remuneracion de Costos Eficientes de AOM de Empresas de Transmisién y
Distribucion Eléctrica”, en la parte correspondiente a la actividad de Transmision,
elaborado por la Universidad de L.os Andes.

e “Desarrolio de metodologias para la remuneracion de los Costos Eficientes de AOM
en Empresas de Distribucion y Transmision Eléctrica”, elaborado por la Universidad
EAFIT.

A continuacion se presenta una descripcion de estos estudios.

2.1 Remuneracion de Costos Eficientes de AOM de Empresas de Transmision y
Distribucién Eléctrica

Como se menciond anteriormente, la Universidad de Los Andes adelanto el estudio
“‘Remuneracion de Costos Eficientes de AOM de Empresas de Transmisidn y Distribucién
Eléctrica", en la parte correspondiente a la actividad de Transmision.

Para el desarrollo de este estudio, se solicitd a las empresas que realizan la actividad de
Transmision de Energia Eléctrica, la informacidn relacionada con el valor de activos no
eléctricos y los costos y gastos de administracion, operacidn y mantenimiento.
Igualmente, se solicitd a las empresas la informacion relacionada con el valor de
reposiciones ejecutadas, el valor de nuevos proyectos o nuevas inversiones asi como la
identificacion de las cuentas del PUC donde estaban reportados cada uno de los valores.

Mediante la Circular 02 de enero 17 de 2007, se publicé el informe final del estudio de
AOM en la parte correspondiente a la actividad de Transmisién y en respuesta se
recibieron comentarios de los diferentes agentes, los cuales fueron analizados por la
Comisién para la expediciéon de la Resolucion CREG 110 de 2007. Teniendo en cuenta
que la Universidad habia realizado el estudio para la estimacion de los costos eficientes
de AOM con la informacién de las empresas de los afios 2001 a 2004, se solicité a la
Universidad, en septiembre de 2007, actualizar dicho estudio incluyendo la informacion de
los afos 2005 y 2006.

A continuacion se presentan los principales aspectos considerados en el estudio:

Uno de los métodos empleados es el Analisis Envolvente de Datos (DEA), basado en
técnicas de optimizacion para calcular la eficiencia relativa de una muestra de firmas y
para determinar la frontera eficiente generada por el desempefioc mostrado por estas
firmas. Las entidades calificadas como eficientes seran las que muestren el mejor
desempefio relativo en el uso de los recursos (entradas) o en la produccién de resultados
(salidas). Las empresas ineficientes seran las que se vean superadas por entidades
similares con un mejor desempefio; es decir, si dos entidades usan cantidades similares
de recursos, la mejor sera aquella que logre un mayor nivel de produccion, y si dos
entidades tienen el mismo nivel de producto, la mejor sera la que use la menor cantidad
de recursos para su elaboracion.

Con la aplicacion de la metodologia DEA, se corrieron diversos modelos en unidades
fisicas y monetarias, atendiendo a una caracterizacion microeconomica de la actividad de
transmision y considerando retornos variables y constantes a escala, para siete empresas
que desarrollan la actividad de transmisién de energia eléctrica en el Sistema de
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Transmisién Nacional y, en forma separada, para las cuatro empresas que desarrollan
exclusivamente esta actividad.

La Grafica 1 muestra en forma esquematica el modelo utilizado para la mediciéon de
eficiencia, el cual responde a la definicién de la funciéon de produccion propuesta por la
Universidad. Como producto de la actividad se tiene la energia transportada (con
estandares de calidad) y como insumos todos los activos (eléctricos y no eléctricos) y los
gastos de la empresa. Adicionalmente, se toman en consideracion los diferentes
ambientes en que operan las empresas y la conformacion de su infraestructura, pues esto
puede producir aumentos o disminuciones en los costos de AOM.

Grafica 1. Modelo para medicion de Eficiencia
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Las variables utilizadas para la aplicacion de este modelo de produccién teérico son las
siguientes:

i.Insumos: Correspohden al capital de la empresa, representado por los activos
eléctricos (AE) y no eléctricos (ANE), junto con los costos y gastos AOM.

ii.Variables ambientales: Como variables de entorno que influyen en la prestacién
del servicio de transmisiéon de energia eléctrica en el pais, estan el nivel de
contaminacion salina y el nivel ceraunico. Se asumié que esta Ultima variable
tiene una mayor incidencia en la determinacién del disefio de la linea que en
los gastos de AOM, por tanto en los modelos analizados solo se hace uso del
nivel de contaminacion salina.

iii.Variables caracteristicas de la actividad: Son algunas variables que permiten
diferenciar particularidades de las empresas y que generan aumentos 0
disminuciones en los gastos de AOM. Para el estudio se consideraron cuatro
variables de complejidad diferente; numero de bahias por subestaciéon, nimero
de subestaciones por kildometro, complejidad de configuracién y area de
operacion de las empresas.

iv.Demanda: Una de las variables de salida del modelo tedrico es la demanda de
energia; sin embargo en los modelos se empled la capacidad de entrega de
potencia, medida en MVA-km.

v.Calidad del servicio. Se utilizd la disponibilidad de la red de transmisién como la
otra variable de salida.
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Como el niumero de empresas que prestan la actividad de transmision es muy pequerio
(siete) en relacién con el numero de variables analizadas, se aumento6 la muestra a través
de ventanas de tiempo. De esta manera, se analizan las observaciones de las 7 empresas
0 de las 4 empresas durante los 6 afios de analisis como un solo conjunto; con lo cual se
tiene un numero de 42 o de 24 empresas respectivamente, lo que permite una mayor
capacidad de discriminacion del modelo.

Para la utilizacion de la metodologia DEA en el estudio de la eficiencia de gastos de AOM
se tienen las siguientes consideraciones:

i. Modelo orientado a entradas. de esta manera se realiza una medicién de la
eficiencia en la combinacion de gastos AOM y ANE. Es decir, para un nivel dado
de disponibilidad, cantidad de conductor, MVA-km y variables ambientales, se
califica como eficiente a aquella entidad que presente el minimo nivel de AOM y
ANE.

ii. Variables discrecionales; Corresponden a los gastos AOM, activos no eléctricos,
ANE, y disponibilidad de las redes, unicas variables sobre las cuales la empresa
tiene control.

iii.  Variables ambientales: Se considera la complejidad como variable de salida del
sistema, para evidenciar su caracter de variable que dificulta la operacidén y, en
particular, el mantenimiento de redes y equipos. De esta manera, las entidades
pasan a compararse con pares que tengan al menos su mismo nivel de
complejidad, permitiendo que entre dos entidades con el mismo nivel de AOM,
aquella que presente una mayor complejidad se vea beneficiada en la evaluacion.
Este mismo principio aplica para las variables ambientales relacionadas con
corrosion.

Adicionalmente, se construyeron modelos DEA con retornos constantes a escala, con el
fin de observar el efecto de la eficiencia de escala sobre la productividad total de las
empresas, teniendo en cuenta que las empresas que realizan la actividad de transmisién
de energia en Colombia presentan grandes diferencias en la escala de trabajo.

Los resultados de las diferentes formulaciones DEA muestran que los valores promedio
de AOM varian dependiendo de las variables utilizadas y de los modelos que se empleen.
Asi mismo, DISTASA es evaluada contra si misma, puesto que en la muestra no se
encuentra ninguna empresa de caracteristicas similares. Estos analisis llevan a pensar
que la remuneracion de los gastos AOM puede realizarse diferenciando por empresas, ya
gue éstas presentan escala de operacion, estructuras de integracion y entornos
diferentes.

2.2 Desarrollo de metodologias para la remuneracion de los Costos Eficientes de
AOM en Empresas de Distribuciéon y Transmision Eléctrica

El estudio de EAFIT analiza los dos problemas basicos de la regulacion que son el de
seleccion adversa causado por la asimetria de informacién sobre los gastos AOM de las
empresas, ya que el regulador no conoce los verdaderos gastos AOM mientras que las
empresas tienen informacién privada de los mismos (tipo oculto); y el de riesgo moral,
relacionado con el hecho de que el regulador no conoce el esfuerzo de reduccion de
costos que pueden hacer las empresas para ganar eficiencia (accién oculta), dado que no
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existe el incentivo de la competencia que las obligaria a esforzarse permanentemente por
ser mas eficientes y a trasladar a los precios estas reducciones.

De acuerdo con lo anterior, el estudio propone desarrollar un esquema que permita
conocer los verdaderos gastos AOM de las empresas, asi como un esquema de
remuneracion que incentive la reduccion de estos gastos tal como ocurriria en el caso de
competencia, sin comprometer la calidad que debe ser inherente al servicio.

En la Grafica 2 se muestra un mecanismo de regulacion basado en Teoria de Contratos,
donde el pago inicial de la empresa corresponde con su costo inicial, C2, y a medida que
la empresa realiza un esfuerzo y disminuye sus costos hasta C1 se le disminuye su pago
pero sin que éste llegue a ser igual al Costo, de tal forma que la empresa pueda capturar
una ganancia adicional y que el beneficio obtenido por la disminucion de costos se
comparta con los usuarios.

Grafica 2. Mecanismo de Regulacion por Teoria de Contratos
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Un esquema basado en Teoria de Contratos necesita contar con la informacién verificada
de gastos de AOM de las empresas de dos afos anteriores, con el fin de comparar,
mediante un analisis DEA, el desempefio de la empresa de un afo al otro y darle un
incentivo monetario o renta por eficiencia a la empresa solo si ésta mejora.

Para encontrar el valor de la Renta por eficiencia para la empresa, por haber mejorado de
un afio a otro, el estudio de EAFIT propone desarrollar el problema de optimizacién que
maximice el bienestar social reduciendo los gastos de AOM y transfiriendo los excedentes
al usuario y a la empresa, definiendo como variables de control el costo de realizar la
tarea de AOM en un nivel de eficiencia determinado y la prima por el esfuerzo realizado
en dicho nivel de eficiencia. Lo anterior sujeto a la restriccidon de participacién de la
empresa que es la que debe garantizar que la empresa participe aceptando la reduccion
de costos, para lo cual su remuneracion debe ser por lo menos igual al costo del esfuerzo
realizado para reducir sus costos.
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2.3 Propuesta de Remuneracion Gastos de Administracion Operaciéon y
Mantenimiento

Como se presentd en el Documento soporte de la Resolucion CREG 110 de 2007, debido
a la imposibilidad de obtener la informaciéon de cuentas de AOM completamente
diferenciada de la informacion de reposicion y que tanto la propuesta de la Universidad de
Los Andes como la de la Universidad EAFIT se basan en analisis DEA, el cual no es
posible realizar de manera confiable con la informacion entregada por las empresas, la
Caomision realizé un analisis complementario para la remuneracion de los Gastos de AOM
el cual tiene como uno de sus objetivos obtener un sistema de contabilidad regulatoria
que debe ser auditable y debe permitir para los préximos periodos regulatorios
implementar esquemas de incentivos, como los de Teoria de Contratos, para la
remuneracion de dichos Gastos. Igualmente, se tiene en cuenta la propuesta de la
Universidad de Los Andes en cuanto a la remuneracion de gastos AOM diferenciada por
empresas.

Antes de desarrollar ia propuesta es importante presentar algunas variables de la
remuneracién actual de la actividad de transmision. El costo de oportunidad gue se
reconoce en dicha actividad es del 9% y se considera una vida util de los activos de 25
afos, lo cual es equivalente a una remuneracion con un Costo Anual Equivalente de
10,2%, compuesto en promedio anual por un'4% de reposicién y un 6,2% correspondiente
al costo de oportunidad. Adicicnalmente, se remuneran los gastos de AOM como un
porcentaje del Costo de Reposicion de los Activos, 2,5%; para el caso de las lineas, por
concepto de contaminacion salina, dicho porcentaje es incrementado en un 0,5% por el
cociente entre el numero de torres de Ia linea sobre las cuales se efectia mantenimiento
de lavado y el nimero total de torres de la linea.

De acuerdo con la informacién reportada por las empresas, durante el periodo 2001 -
2006, el mayor valor agregado de AOM y reposicion fue 5,8 % para Distasa, el menor
valor fue 2,3 % para ESSA y el valor promedio para todas las empresas fue de 3,3%.
lgualmente, se observa que el mayor valor de atentados fue el reportado por ISA igual al
0,47% y el valor agregado de AOM + Reposicion + Atentados promedio para todas las
empresas es de 3,7%. En la Grafica 3 se muestra que en la remuneracion de la actividad
de Transmision de Energia Eléctrica, esta incluido un 6,5% para cubrir gastos de AOM y
reposicion.
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Grafica 3. Costo Anual Equivalente y AOM
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Una vez revisados los comentarios presentados por los agentes a la propuesta de
remuneracion de los gastos de AOM contenida en la Resolucién CREG 110 de 2007 y de
acuerdo con el analisis propio de la Comision se presentan a continuacion las principales
modificaciones a la propuesta:

» Se establece un porcentaje de AOM diferente para cada TN.

e FEl periodo a utilizar para obtener el AOM gastado y el AOM remunerado es el
comprendido entre los afios 2001 — 2007.

¢ Ej valor de AOM de referencia para cada TN se obtiene como la semisuma entre el
valor anual de AOM gastado y el valor anual de AOM remunerado.

e Se establece un limite superior diferente para cada TN igual al % de AOM de
referencia adicionado con un 0,4%.

» Se establece un limite inferior igual para todos los TN del 1%
No se afecta el porcentaje de AOM de referencia por la proporcién de activos en
ambientes corrosivos, ya que este concepto esta implicito en su promedio inicial.

e Se reduce el valor reconocido de AOM y el limite superior en un 0,5% por cada afio de
no entrega de informacién, considerando el tope minimo.

¢ La contratacion de auditorias por parte de los TN.

A continuacion se presenta la metodologia para la remuneraciéon de los gastos de AOM
cuyo valor se establecera para cada TN como un porcentaje del valor de reposicién de
sus activos remunerados via cargos por uso.

La metodologia consiste en reconocer un porcentaje de AOM que a través del tiempo
tienda a remunerar los gastos demostrados por las empresas para la realizacion de la
Administracion, Operacion y Mantenimiento de acuerdo con la informacion extractada del
Pian Unico de Cuentas -PUC-, a 31 de diciembre del afio inmediatamente anterior.

Para aplicar la metodologia se debe definir el valor de AOM a reconocer en el inicio del
periodo regulaterio, el cual se denomina AOM de referencia, AOM;r. Para el calculo de
dicho valor es necesario obtener para cada TN el vaior del AOM remunerado durante el
afio 2008, AOMR, o5, y el valor del AOM que ha gastado durante el periodo 2001 — 2007,
AOMG;g1.07.

. 36
D-010-09 METODOLOGIA PARA LA REMUNERACION .
DE LA ACTIVIDAD DE TRANSMISION DE ENERGIA ELECTRICA




Sesicn No 407

En la Grafica 4 se presenta el valor anual del AOM remunerado para cada TN, el cual se
obtiene como la suma de los doce valores mensuales de AOM correspondientes al afio
2008, de acuerdo con [a liquidacién del Ingreso Desagregado de los TN realizada por XM,
dichos valores expresados en pesos de diciembre de 2008.

Grafica 4. Valor anual del AOM remunerado

- 180.000 -~

160.000

140,000

+120.000

100.000

80.000

60.000 - -

40.000

20.000

H

~
o
100

0

EE|
vSi
N1S

YSY1sSIg

m
A
I
wA

m
m
v
a
=
M

$

OM Remunerado

¢ ¥OT1ISNYHL

El valor de AOM Gastado se obtiene utilizando la informacién del Plan Unico de Cuentas
—PUC reportada al SUI, por el TN, durante el periodo 2001 —~ 2007. Dicha informacién
debe corresponder con los gastos 0 movimientos que estén directamente relacionados
con la actividad de administrar, operar y mantener l0s activos remunerados mediante
cargos por uso asociados a la actividad de Transmision. Se incluyen los impuestos y
contribuciones a cargo de los transportadores, en el caso especifico de ISA se incluyen
las transferencias que ISA realiza a la UPME, en cumplimiento de lo establecido en el
Articulo 14 de la Ley 143 de 1994.

De otro lado, se excluyen de los Costos y Gastos AOM los impuestos de renta, la
contribucién al FAER, lo relacionado con pensiones de jubilacién ya reconocidas y toda
clase de erogaciones asociadas con los costos de la inversién en infraestructura, tales
como depreciaciones y arrendamiento de infraestructura de transporte de energia
eléctrica y en general se excluyen los valores de las cuentas que correspondan con los
siguientes conceptos, sin limitarse a ellos.

» Asociados con otras actividades de |la cadena de prestacion del servicio.
* Asociados con los servicios prestados a otros agentes.
¢ Asociados a activos de conexion al STN o a activos de conexién de usuarios.
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Asociados a activos ejecutados mediante Convocatorias Publicas.

Asociados con servicios prestados a terceros.

Asociados con reposicion de activos.

Asociados al costo de la prima de la pdliza de seguros que cubre las pérdidas por
lucro cesante como consecuencia de la indisponibilidad ocasionada por fuerza
mayor.

El valor anual del AOM gastado para cada TN se obtiene como la relacién entre i) la suma
de los valores de las cuentas consideradas como AOM de cada afo del periodo 2001-
2007 expresados en pesos de diciembre de 2008 y ii) el nimero de afios del periodo
considerado (7).

En la Gréfica 5 se presenta, a manera de ilustracion, para cada TN el valor anual del AOM
gastado, calculado con base en la informacidn reportada por las empresas en respuesta a
la Circular CREG 021 de 2005. Sin embargo, estos valores son de referencia ya que los
TN deben reportar este valor en el momento de la solicitud de aprobacién de la base de
activos a remunerar, asi como la identificacidn de las cuentas utilizadas, el valor total de Ia
cuenta en pesos, el valor asociado a la actividad de transmisiéon en pesos, el porcentaje
que representa este valor del total de la cuenta y su justificacién, utilizando como
referencia el listado de cuentas de la Circular 085 de 2008.

Grafica 5. Valor anual del AOM gastado
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2.3.1 Calculo del Valor de AOM a Remunerar

Con el valor anual del AOM remunerado y el AOM gastado se obtiene el valor del AOM de
referencia como la semisuma entre i) el valor promedio del AOM gastado por cada TN
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durante el periodo 2001 - 2007, y ii) el valor anual del AOM reconocido durante el afio
2008 a cada TN, tal como se muestra en la siguiente formula:

A UﬁV!IQ‘,'(}E + A OMGJ,GI—C‘?

2

A Oé\d_j}r-af ==

Una vez obtenidos los valores de AOMG o107, AOMR s y AOM; s Se determinan los
respectivos porcentajes de AOM, como la relacién entre i) el valor de AOM y ii) el Costo
de Reposicidén del Activo Eléctrico del TN j, tal como se muestra en las siguientes
férmulas: '

ﬂGMj(ngf

AOMG}? pi—p" ) AOMRJW
; CRE;

CRE: PAOMR;pe = CRE;

PAOMG, gy o> = PAOM; ey =

Donde:

PAOMG;o1.07: Porcentaje de AOM gastado por el TN j, en el periodo 2001-2007.
PAOMR;s: Porcentaje de AOM remunerado al TN j, en 2008.

PAOM,; rer. Porcentaje de AOM de referencia para el TN .

AOMGo1.07:  AOM gastado por el TN j, en el periodo 2001-2007.

AOMR,; os: AOM remunerado-al TN j, en el afio 2008.

AOM, or: AOM de referencia para el TN j.

CRE;: Costo de Reposicion del Activo Eléctrico del TN i, para el afio 2008,
calculado de acuerdo con el numeral 5.2. ($)

En la Grafica 6 se presenta, a manera de ilustracion, para cada TN los valores de estos
tres porcentajes, calculados con base en la informacion reportada por las empresas en
respuesta a la Circular CREG 021 de 2005. Estos valores son de referencia ya que los TN
deben reportar estos porcentajes en el momento de la solicitud de aprobacion de la base
de activos a remunerar, los cuales quedaran fijos durante el periodo regulatorio.
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Grafica 6. Porcentaje de AOM de referencia, gastado y remunerado.
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Como parte de la metodologia de AOM se establece un limite superior y un limite inferior
para que en ningun caso el porcentaje de AOM a reconocer al TN sea mayor ni menor a
estos limites, 10s cuales se muestran en la grafica anterior. El limite inferior se determina
igual para todos los TN del 1%. El limite superior se determina para cada TN y se calcula
como su porcentaje de AOM de referencia incrementando en un 0,4%, este ultimo valor
se obtiene como el promedio de la suma de las diferencias entre el PAOMGo1.07 Y
PAOMR; ¢ de los TN. En la siguiente férmula se muestra el calculo del limite superior:

1 [PAOMR, g» — PAOMG,01_on
LS:PAOM)-M,+—-Zl R0 } H 1,01 —07
net3), :

7

Como se menciond anteriormente, el porcentaje de AOM a reconocer a cada TN durante
el afio 2009 es igual al porcentaje de AOM de referencia.

2.3.2 Valor de AOM a Remunerar en los ahos siguientes

Para calcular el porcentaje de AOM a reconocer en los afos siguientes es necesario
obtener el porcentaje de AOM demostrado en el afio inmediatamente anterior, PAOMD; ...
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Para calcular dicho porcentaje, se obtiene primero el valor de AOM demostrado con base
en la informacion extractada del Plan Unico de Cuentas -PUC-, a 31 de diciembre del afio
inmediatamente anterior. Esta informacién debe ser enviada por los TN a la CREG cada
afno junto con las inversiones realizadas tanto en activos nuevos como en reposicion,
discriminando la parte correspondiente a los proyectos desarrollados mediante procesos
de libre concurrencia.

A partir del AOMD, ;1 se determina el porcentaje de AOM demostrado en el afio a-1,
PAOMD, ..., como la relacion entre i) el AOMD; .., y ii) el Costo de Reposicidén del Activo
Eléctrico del TN j para el afo a-1, tal como se muestra en la siguiente férmula:

PAOMD AOHDyas
P Lo/ ¢f e =
o

Donde:

PAOMD;,.: Porcentaje de AOM demostrado por el TN j, en el afio a-1.

AOMD, 5.1 Gastos anuales de Administracion, Operaciéon y Mantenimiento
demostrados por el TN 4, en el afio a-1.

CRE;j a1 Costo de Reposiciéon del Activo Eléctrico del TN j, a 31 de diciembre del
afo a-1, expresado en pesos-de diciembre de 2008. ($)

IPP..+: indice de Precios al Productor Total Nacional correspondiente al mes de
diciembre del afio a-1.

IPPy: indice de Precios al Productor Total Nacional correspondiente al mes de

diciembre de 2008.

Finalmente, el porcentaje de AOM a reconocer en el afio a, PAOMR;,; se determina
comparando el porcentaje de AOM reconocido en el afio inmediatamente anterior,
PAOMR; .., con el porcentaje de AOM demostrado del afo inmediatamente anterior,
PAOMD, ..,, de tal forma que cuando el PAOMD, .., sea superior o inferior PAOMR, .1, el
porcentaje de AOM a reconocer en el aio a, PAOMR,,, es igual al porcentaje de AOM
reconocido en el afo a-1, PAOMR,..;, ajustado con la mitad de la diferencia entre el
porcentaje reconocido y el demostrado, considerando los limites establecidos, tal como se
muestra en la Grafica 7. Este porcentaje de AOM a reconocer, PAOMR,,, sera actualizado
por el LAC en el mes de abril de cada afio y se aplicara a partir del mes de mayo.
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Grafica 7. Porcentaje de AOM a reconocer
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En los casos en que una empresa adquiera nuevos activos de Transmision y éstos no
hayan sido resultado de los procesos de libre concurrencia se obtiene el Porcentaje de
AOM Demostrado por el TN j, en el afio a-1, PAOMD; ,.;, como se muestra a continuacién;

i. EIAOMD,,,, corresponde con la informacién de AOM en el afio a-7 de la empresa que
adquirio los nuevos activos.

ii. El Costo de Reposicion del Activo Eléctrico del TN j en el afio a-1, CRE; .4, se
calcula ponderando su Costo de Reposicion antes y después de la adquisiciéon de los
activos por la fraccion del afio correspondiente:

CREJ."GJ'I‘M“‘” % mn + CRf‘j).a—i.dssP ung ¥ {12 - mn}
12

CR EL.‘_..; -1 =

Donde:

CRE; a.1.antes: Costo de Reposicion del Activo Eléctrico del TN j en el mes anterior al
de la adquisicion de nuevos activos en el ano a-1, expresado en pesos
de diciembre de 2008. ($)
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CRE;z1.0espues:  COsto de Reposicion del Activo Eléctrico del TN j, a 31 de diciembre del
afio a-1, expresado en pesos de diciembre de 2008. ($)

mn; Meses calendario completos del afto a-1 anteriores a la adquisicion de
los nuevos activos.

Teniendo en cuenta que segun la Ley la metodologia para la remuneracién de la actividad
de Transmision debe permitir que se compartan las mejoras de eficiencia entre la
empresa y el usuario, si una empresa no entrega la informacién que permita conocer las
respectivas mejoras en AOM, la CREG asumira que éstas son superiores a una
disminucion en un 0,5% en el porcentaje del AOM reconocido.

Por lo anterior, cada afio que una empresa no entregue la informacién de AOM solicitada,
el porcentaje de AOM reconocido y el limite superior establecido se disminuiran en 0,5%.
La informacion suministrada por las empresas que no corresponda con la solicitada o
aquella que no corresponda con el informe de la Auditoria contratada para auditar esta
informacion, se considerara como no entregada.

De ofro lado, la informacién de AOM debera ser auditada por una firma auditora antes de
ser reportada, y la contratacion de ila auditoria estara a cargo del TN. Las firmas que
realicen las auditorias deben estar legalmente constituidas y contar con experiencia en
este tipo de actividades en el sector eléctrico, lo cual podra verificarse por la CREG en
cualquier momento.

3. VALORACION DE ACTIVOS

En cuanto a la definicion de las Unidades Constructivas y los Costos Unitarios de activos
de transmision, se mantuvieron en general los criterios establecidos en la Resolucion 051
de 1998, en la cual para las lineas de transmisiéon se asociaron los costos con la longitud
de linea. Para las subestaciones se discriminaron los costos, principalmente por bahias
de linea, de transformacion y de compensacion, y por transformador de potencia.
Ademas, se indican los elementos que se incluyen en la valoracion de cada modulo
incluyendo los terrenos y los costos asociados con la puesta en funcionamiento de los
equipos.

La Comisién contratdé la “Asesoria para la Valoracion de los Costos Unitarios de las
Unidades Constructivas para la Actividad de Transmision de Energia Eléctrica en
Colombia”, la cual fue realizada por la firma HMV Ingenieros.

El alcance del estudio consisti6 en la revision de la conformacion de las Unidades
Constructivas (UC), considerando cantidades  eficientes de material y de equipos, la
definicion de la metodologia para la determinacién del costo FOB de cada uno de los
elementos técnicos constituyentes de las UC y de la estimacion del factor de instalacién
eficiente para cada una de las UC. Igualmente, se definieron y conformaron las unidades
constructivas nuevas que $e consideraron necesarias.

Adicionalmente, el alcance incluyé la elaboracién de una propuesta para la actualizacion
de los costos de las Unidades Constructivas y estimaciones de vida util eficiente de las
mismas.
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La metodologia empleada por el Consultor para la ejecucion del estudio consistid en:

» Recopilacién de la informacién actual de la CREG, de las empresas transportadoras de
energia, de fabricantes de equipos para proyectos de transmision y de archivos de la firma
Consultora HMV Ingenieros Ltda. segun su experiencia en el desarrollo de este tipo de
proyectos.

»  Verificacion de los elementos técnicos constitutivos de las UC existentes, estableciendo los
elementos técnicos eficientes requeridos en cada una de ellas, para lo cual fue necesario
ajustar algunas de las actuales UC y definiendo la conformacién de nuevas UC,
considerando las solicitudes de los agentes y los recientes proyectos desarrollados para el
STN.

» Establecimiento del Costo FOB eficiente para cada uno de los elementos técnicos
constituyentes de las UC, a partir de la informacion recolectada y de la definicion de los
elementos técnicos eficientes.

» Establecimiento del valor del Factor de Instalacién para cada una de las UC, tanto para
subestaciones como para lineas de transmisién, a partir de la verificacion de los factores
actualmente considerados y de la informacion recolectada.

» Determinacion del valor de los Costos Unitarios de las UC definidas

La Comisién mediante la Circular 36 de septiembre 1 de 2006 publicod para consideracion
de agentes, usuarios y terceros interesados el informe final del estudio de Unidades
Constructivas y en respuesta se recibieron comentarios de los diferentes agentes, los
cuales fueron analizados por la Comisidn para la expedicién de la Resolucion CREG 110
de 2007.

Una vez revisados los comentarios presentados por los agentes a la propuesta de
valoracion de activos contenida en la Resolucion CREG 110 de 2007 y de acuerdo con el
analisis propio de la Comision se hicieron, entre otras, las siguientes modificaciones a la
propuesta:

» | a metodologia de actualizaciéon del costo de la unidad constructiva consiste en expresar
en pesos del afio de compra cada uno de los costos de los elementos que la conforman y
actualizar cada uno de éstos con el IPP, desde el ano de compra hasta el afio 2008

» De acuerdo con el Estatuto Tributario, las empresas que realizan la transmision de energia
eléctrica en Colombia pueden descontar, del impuesto de renta, el IVA pagado con la
declaracion de importacién de maquinaria.

» Se reconocen los costos financieros durante la etapa de construccion.

= Se incluyen como nuevas Unidades Constructivas el Modulo de Barras, el Diferencial de
Barras, el Corte Central, [a configuracién barra doble con seccionador de transferencia en
subestaciones encapsuladas en SF6, los Centros de Supervision y Maniobra, y los
Equipos de Control de Tension y Potencia Reactiva (VQ).
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»  Se actualizan las areas tipicas para Unidades Constructivas y se definen areas tipicas a las
que no se les reconoce actualmente, como bahias y médulos de compensacion y modulos

de transformacion.

3.1 Activos eléctricos

Con base en la propuesta del Consultor y en los analisis propios de la Comisién se
definen las siguientes Unidades Constructivas (UC) a ser remuneradas durante el préximo
periodo tarifario utilizadas en el STN y valoradas a pesos de diciembre de 2008. En el
Anexo 2 se presenta en forma detallada la composicion y la valoracion de cada una de las
Unidades Constructivas.

3.1.1 Unidades Constructivas de subestacion:

Para agrupar las UC de subestaciones se tienen en cuenta las siguientes configuraciones
de barraje:

Tabla 1. Configuraciones de Subestacion

Cédigo Descripcion

BS Barra Sencilla ,
BPT | Barra Principal y Transferencia
DB Doble Barra
DBT | Doble Barra mas Seccionador de Transferencia
DBB | Doble Barra mas Seccionador de By- Pass
IM Interruptor y Medio
AN | Anillo ‘
EDB |Encapsulada Doble Barra
EDBT Encapsulada Doble Barra mas Seccionador de
Transferencia -

Dependiendo del numero de bahias de la subestacion se definen los siguientes tipos:

Tabla 2. Tipos de Subestacion

Tipo Descripcion
1 Subestaciones con 6 bahias del STN o menos
2 Subestaciones con mas de 6 bahias del STN

Adicionalmente se definen UC diferentes para cada nivel de tensidén: 500 kV y 230 kV,
incluyendo dentro de este segundo grupo el nivel de tensién de 220 kV.
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3.1.2 Unidades Constructivas de Lineas

Las Unidades Constructivas para Lineas de Transmision estdn expresadas en “km de
Linea” y se adoptan diferentes tipos dependiendo del nivel de tensidon. Adicionalmente, de
acuerdo con la altura sobre el nivel del mar donde estan instaladas se agrupan en los
siguientes niveles:

Tabla 3. Niveles para las UC de lineas

Altura sobre el nivel del
mar

1 Hasta 500 m
2 Desde 500 m hasta 2.000 m
3 Mas de 2.000 m

Nivel

3.1.3 Centros de Supervisién y Maniobra
Para la remuneracion de los Centros de Supervision y Maniobra (CSM) se propone utilizar

el numero de sefiales que se manejan desde cada uno de ellos, el cual se estima a partir
de las bahias que reporta cada agente usando la siguiente tabla:

Tabla 4. Senales por UC

Unidad Constructiva Configuracion Sefales
Bahia de Linea Todas, excepto IMy AN 108
Bahia de Linea My AN 162
Bahia de Transformador Todas, excepto IMy AN 160
Bahia de Transformador _ IMyAN 240
Bahias de Acople o Transferencia %08

Una vez estimado el numero de sefales, el tipo de UC del Centro de Supervision y
Maniobra se determina con la siguiente tabla:

Tabla 5. Tipos de CSM

Tipo Sefales

1 Hasta 5.000
2 Desde 5.001 hasta 15.000
3 Desde 15.001 hasta 50.000
4 Mas de 50.000

3.1.4 Otras Unidades Constructivas
Ademas de las mencionadas, se definen UC para los siguientes equipos:

- Autotransformadores
- Reactores en terciarios de Autotransformadores
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- Equipos de Compensacion
- Equipos para Control de Reactivos

3.1.5 Vida Util

En el estudio presentado por el Consultor para la valoraciéon de las unidades constructivas
se propone una vida utit de 40 afos para lineas, 25 afos para equipos de subestacion y
10 afios para los sistemas de control y comunicaciones.

Internacionalmente se tienen evidencias de reconocimiento de vidas utiles de 35 y 40
afos para lineas y de 30 afos para equipos de las subestaciones.

De acuerdo con la informacién sobre reposiciones, correspondiente a seis afios,
entregada por las empresas, el porcentaje anual de reposicidén es menor al 1%, muy
inferior a la estimada a partir de la vida util reconocida actualmente de 25 afios que
deberia ser en promedio del 4%. Con los valores obtenidos de dicha informacién se
podria concluir que la vida util de los activos es superior a 100 afos.

Los Transmisores Nacionales presentaron a la CREG un ejercicio para mostrar que si se
toman 10 afos de vida util para los elementos electronicos y de comunicaciones que
conforman un Bahia de Linea y de 40 afios para los demas, la vida util promedio de la UC
deberia ser de 26 anos. Sin embargo, este ejercicio se hizo solamente considerando el
costo FOB de la UC, es decir hace falta incluir el resto del costo de la UC, un 85%
correspondiente a la instalacion y montaje.

Aungque para varios de los elementos que componen el costo de instalacién es razonable
asumir los mismos 26 afos, se debe asumir un valor mayor a la parte de montaje y una
vida util mucho mayor a 40 afios para la parte relacionada con las obras civiles, sobre
todo si se tiene en cuenta que ‘algunas de las actividades que hacen parte de la
instalacion solo se ejecutan una sola vez. Con este ajuste, la vida util para la misma bahia
de linea, y manteniendo los supuestos del ejercicio recibido, resulta superior a los 30
afos.

Considerando lo anterior, se propone una vida util de 10 afios para los activos del STN
relacionados con Centros de Supervision y Maniobra y para las UC de Control de
Reactivos VQC, de 40 afos para las lineas y de 30 afos para los demas activos del STN.

3.1.6 Valoracion de las UC

Adicional a lo mencionado al inicio de este numeral 3 se presentan a continuacion otros
aspectos considerados en la valoracion de las UC

3.1.6.1 Valor del acero

Con respecto al primer informe de UC entregado por el consultor algunos Transmisores
hicieron comentarios acerca del valor del acero considerado en la estimacion del valor de
estas unidades. Posteriormente, y en respuesta a una solicitud de la CREG, los agentes
hicieron llegar informacion sobre los costos del acero en los proyectos construidos
mediante procesos de convocatoria.
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Todos los datos recibidos se consideraron para definir los valores incluidos en la
propuesta. Adicionalmente, como ya se menciond, todos se convirtieron a pesos de la
fecha de compra y se actualizaron con el IPP hasta diciembre de 2008.

3.1.6.2 Factor de Instalacion (Fl)

Como se menciono arriba el Factor de Instalaciéon (FI) se calcula como un porcentaje a
partir del calculo del valor del bien en el puerto de embarque, precio FOB (siglas en inglés
de “Free On Board”). La primera parte de este factor se estima teniendo en cuenta los
costos de transporte y seguros hasta el puerto del comprador (precio CIF), més los
impuestos de nacionalizacion y los costos de transporte y seguros hasta las instalaciones
del comprador, precio DDP (siglas en inglés de “Delivered Duty Paid”), como se muestra
en la siguiente tabla.

Tabla 6. Precio DDP de las UC

uc uc

o N Subestacion | Lineas
FOB 100,00% | 100,00%
Transporte Maritimo 3,19% 3,19%
Seguro Maritimo 0,40% 0,40%

| CIF 103,59% | 103,59%
Bodegaje _ 1,66% 1,66%
Arancel 13,29% 15,53%
Transporte Terrestre 2,05% 2,05%

| Seguro terrestre 0,52% 0,52%
IVA equipos (16%

[CIF+ARANCEL]) 18,70% 19,06%
DDP 139,81% | 142,41%

Para el caso de activos de transmision, teniendo en cuenta lo establecido en el Estatuto
Tributario, se propone reconocer por concepto de IVA sobre el arancel, solamente el costo
en el que incurriria una empresa si financiara este valor mientras lo descuenta de su
impuesto de renta, estimando que 10 puede hacer en un poco mas de un ano. Con esto,
los factores a utilizar para los precios DDP en la valoracion de las UC serian: 122,60%
para UC de subestaciones y 124,84% para UC de subestaciones.

Los demas porcentajes reconocidos dentro del Factor de Instalacion en cada una de las
UC, con respecto a su valor FOB, se estiman con base en los porcentajes considerados
en la Resolucion CREG 026 de 2000 y los conceptos evaluados en el estudio entregado
por el Consultor.

- Obras Civiles:
Para las unidades constructivas comunes se incluyen: zonas comunes exteriores y
vias, drenajes, suministro de agua para la subestaciéon, malla de tierra, sistema de

alumbrado exterior, porteria, obras de servicios auxiliares comunes, carcamo colector
y el edificio de control de la subestacién, considerado con un area de 200 m2.
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Para las bahias y unidades constructivas se incluyen: fundaciones de equipos,
carcamos y canalizaciones, casetas de control (una para dos campos), grava para
acabado de patios, tramos de via de mantenimiento, malla de tierra, fosos de
transformadores © equipos de compensacion, incluyendo muros cortafuegos,
carrileras, tanques de recoleccion de aceite.

- Gestion Ambiental

Se considera que los costos de Gestion Ambiental de las lineas de transmision no
dependen del tipo de la linea, ni de su conformacién, sino de la zona de influencia. Por
esta razon se calcula un costo fijo por km: $22,28 millones para lineas de 230 kV y
$26,52 millones para lineas de 500 kV.

- Factores de Ingenieria

Con los datos histéricos y los suministrados por los agentes se calcularon los
porcentajes, con respecto al valor FOB, que representan los costos de los
componentes de disefio, estudio de impacto ambiental, gerencia del proyecto,
asesorias, supervision de construccidn y montaje, pruebas de puesta en servicio,
interventoria y administracién.

Para el caso de las lineas se consideré que no existe mucha diferencia de estos
costos para configuraciones y niveles de tensién diferentes, por lo que se propone un
unico valor por km de linea: $17,88 millones para ingenieria, 23,34 millones para
interventoria y 13,96 millones para asesoria y administracién.

- Servidumbre

En una primera propuesta y con base en los valores histéricos y los reportados por los
agentes se estimaron valores de servidumbre por km para cada nivel de tensién. Sin
embargo, teniendo en cuenta comentarios de los agentes y lo acordado en la reunién
de CREG donde se aprobo la metodologia de remuneracion, se acorddé remunerar por
este concepto los costos que los agentes demostraran. Para los casos en que se hace
un pago unico por este concepto los agentes deben calcular un costo anual
equivalente a perpetuidad y adjuntarlo en la respectiva solicitud de aprobacién del
inventario. Dado que estos valores se tendran en cuenta en la determinacion del valor
anual del ingreso, es necesario que esten expresados en precios de la misma fecha
de las demas componentes para lo cual se debera utilizar el IPP.

- Costos Financieros

Se estiman los costos financieros en los que incurriria un agente simulando un
cronograma de desembolsos y asumiendo una tasa de interés igual al costo de deuda
reconocido en la estimacion de la tasa de retorno aprobada en la Resolucion CREG
083 de 2008 y tomando el promedio para todas las UC de linea y para todas las UC
de subestaciones. Con un cronograma de desembolsos de 18 meses, se obliene
como resultado un porcentaje de 3,5% para subestaciones y de 4, 5% para lineas, los
dos con referencia a los costos FOB.
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- Factores de Instalacion adoptados

Para cada una de las UC de subestacion una vez calculado el Factor de Instalacion
teniendo en cuenta todos los conceptos mencionados arriba, se adopta un factor
redondeandolo al multiplo de 5% mas cercano. Para las UC de lineas, se calcula un
factor para cada configuracién y para cada nivel de altura sobre el nivel del mar vy el
adoptado corresponde al multiplo de 5% mas cercano al promedio de los valores
obtenidos para los niveles de altura considerados en la definicion de las UC de linea.

Con base en estos calculos se establecen los siguientes porcentajes:

Tabla 7. Factor de Instalacién (FI) para Equipos y UC de subestacion

a § L. 'g © 'é
2 _| 8|3 |52 8|5 |85
EQUIPOS FOB | DDP £ T 2 o T2 & |a¥| &g Fl
S 2| § |88 5 |8 |SE
z ] =
o g |£ £ =
Médulos de Compensaciony o o o o o o o 0 o o
todas las Bahlas de 230 KV 100,0% (122,60% | 11.80% | 3.00% | 28,00% | 6,12% | 6,93% | 4,46% ( 3,50% | 185,0%
Médulos de Compensacion y o o o o o o o 0 o
todas las Bahias de 500 KV 100,0% | 122,60% | 11,48% | 3,00% | 20,13% | 6,12% [ 6,93% | 4,46% | 3,50% | 180,0%
Médule de compensacion del o o 0 o o o o o o
terciario y autotransformadores 100,0% [ 122,60% | 11,48% | 3,00% | 20,13% | 6,12% | 6,93% | 4,46% [ 3,50% | 180,0%
Médulos de Barras 100,0% | 122,60% | 9,48% |3,00% | 10,34% [6,12% | 6,93% |4.46% | 3,50% | 165,0%
Proteccién Diferencial 100,0%|122,60% | 1,09% |3,00% | 0,00% |6,12% |6,93% |4,46% | 3,50% | 150,0%
Modulo Comin de 500 kV 100,0% | 122,60% | 4,00% [3,00% | 52,05% | 6,12% | 6,93% | 4,46% | 3,50% | 205,0%
Modulo Comin de 230 kV 100,0% | 122,60% | 4,00% |3,00% | 37,92% |6,12% | 6,93% | 4.46% | 3.50% | 185,0%

Notas:  1: Incluye pruebas y puesta en servicio
2: Incluye administracion de la ejecucion
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Tabla 8. Factor de Instalacion (Fl) para UC de lineas

E 3 c 3 o 'g o 8
. T~| @ |SE 5 2 |5 _|8s
LINEAS FoB | Dop || £ (32 |E8| § |g&8|gE| F
=3 16 =] £ g og
S |2 |°% |2 | £ £
Lineas 230 kV Cto. Sencillo 100,0% (124,84%|71,39% |4,39% | 19,98% (16,04% (20,93% [ 13,21% (4,50% | 275,0%
Lineas 230 kV Cto, Doble 100,0%(124,84% | 58,45% (4,54% (11,29% | 9,06% [11.82%| 7,07% [4,50% | 230,0%
Lineas 500 kv 100,0% [ 124,84% [ 73,08% | 4,14% [10,45% | 7.05% | 9.20% | 5,50% |4,50% | 240,0%

Notas:  1: Incluye montaje, pruebas y puesta en servicio
2: Incluye Disefio, DDA y EIA
3: Incluye administracién de la ejecucién

3.1.6.3

Valores de las Unidades Constructivas

Las tablas siguientes muestran las UC propuestas para la remuneracion de la actividad de
transmision, incluyendo un codigo de identificacion, el valor a remunerar (en pesos de

diciembre de 2008) y la vida util reconocida (en afios) para cada una de ellas.
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Tabla 9. UC de subestaciones de 230 kV

uc Descripcién Configuracién (m“\;a;;rlo 8) V(iadf?ol:;“
SE201 (Bahiade Linea B3 2.235.080 30
SE202 |Bahia de Transformador BS 1.694.181 30
SE203 [Bahiade Linea BPT 2.435.395 30
SE204 |Bahia de Transformador BPT 1.987 687 30
SE205 |Bahiade Linea DB 2.464.749 30
SE206 |Bahiade Transformador DB 1.908.239 30
SE207 |Bahiade Linea DBT 2.615.170 30
L SE208 [Bahia de Transformador DBT 2.072.668 30
L SE209 |[Bahiade Linea DBB 2675.374 30
SE210 [Bahia de Transformador DBB 2.133.273 30
SE211 |Bahia de Linea M 2.569.253 30
SE212 |Bahia de Transformador IM 2.026.751 30
SE213 |(Bahia de Linea AN 2.643.048 30
SE214 |Bahia de Transformador AN 2.193.975 30
SE215 |Bahiade Linea EDB 5.406.440 30
SE216 |Bahia de Transformador EDB 48839818 30
SEZ217 |Bahia de Linea EDBT 5.734.653 30
SE218 |Bahia de Transformador EDBT 5212131 30
SE219 ([Corte Central M 942 679 30
SE220 |Bahia de Transferencia BPT 1.086.544 30
SE221 |Bahia de Transferencia DBT 1.339.430 30
SE222 |Bahia de Acople DB yDBT 1.364.490 30
SE223 |[Bahia de Acople DBB 1.395.317 30
SE224 |Bahia de Acople EDB yEDBT 2.920.330 30
| SE225 |Bahia de Seccionamiento DB 1.243.434 30
[ SE226 |Bahia de Seccionamiento DBT 1.243.329 30
SE227 |[Bahia de Seccionamienté DBB 1.259.664 30
SE228 |Bahia de Seccionamiento EDByEDBT 627.388 30
SE229 |Mbdulo de Barraje - Tipo 1 BS 290.354 30
SE230 |Mddulo de Barraje - Tipo 1 BPT,DByDBEB 600573 30
SE231 |Mbdulo de Barraje - Tipo 1 DBT 401.005 30
SE232 |Moduio de Barraje - Tipo 1 M 457 662 30
SE233 |Modulo de Barraje - Tipo 1 EDByEDBT 1.180.657 30
SE234 |Modulo de Barraje - Tipo 2 BPT 1.075.826 30
SE235 |Madulo de Barraje - Tipo 2 DB yDBB 1.114.544 30
SE236 |Modulo de Barraje - Tipo 2 DBT 589.342 30
SE237 [Modulo de Barraje - Tipo 2 M 623472 30
SE238 |Modulo de Barraje - Tipo 2 EDB yEDBT 2.361.313 30
SE239 (Diferencial de Barras - Tipo 1 BS 356.539 10
SE240 |Diferencial de Barras - Tipo 1 Todas, excepto BS y AN 713.079 10
SE241 |Diferencial de Barras - Tipo 2 Todas, excepto BS y AN 1.069.618 10
SE242 |Moduio Comun - Tipo 1 Todas 4912136 30
SE243 ([Médulo Comun - Tipo 2 Todas, excepto BS 5.388.038 30
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Tabla 10. UC de subestaciones de 500 kV

uc Descripeién Configuracion (m “\;as';';o 8) v(l;;’r'?og;"
SE501 |Bahia de Linea DBT 6.427.761 30
SE502 |Bahia de Transformador DBT 5.294.340 30
SE503 |Bahiade Linea M 6.284 579 30
SE504 |Bahia de Transformador IM 4.972.599 30
SE505 |Core Central M 4.083.981 30
SE506 |Bahia de Acople DBT 3.953.457 30
SE507 (Modulo de Barraje - Tipo 1 DBT 1.325.933 30
SES08 |Modulo de Barraje - Tipo 1 M 1.819.645 30
SE509 |Modulo de Barraje - Tipo 2 DBT 1.834.714 30
SE510 |[Modulo de Barraje - Tipo 2 iM 2.881.856 30
SE511  |Diferencial de Barras - Tipo 1 DBTe M 713.079 10
SES12 | Diferencial de Barras - Tipo 2 DBT e IM 1.069.618 10
SE513  |Modulo Comin - Tipo 1 DBT e IM 5.664.782 30
SE514  |Médulo Comun - Tipo 2 DBTe IM 6.131.031 30
Tabla 11. UC de Autotransformadores
. Valor Vida Util
uc Descripcion (miles $/08) | (afos)
ATRO1 |Banco de Autotransformadores, 500/230 kV, 450 MVA 18.003.884 30
Autotransformador Monofasico de Reserva,
ATRO2 5001230 kV, 150 MVA 5.129.692 30

D-010-09 METODOLOGIA PARA LA REMUNERACION

DE LA ACTIVIDAD DE TRANSMISION DE ENERGIA ELECTRICA

53




Sasion No 407

Tabla 12, UC de Compensacion de 230 kV

uc Descripcion (mil\;:k;rIOB) V(i:r:ol;;"
CP201 B:zhi'a\;i:r ?&Tsalsd?jén Capacitiv.a Paralela 1944 609 30
CP202 M;Qduml\c;/\df ﬁi?&?&?:mon Capacitiva Paralela 3.091 482 30
CP203 ngi'\:;\(/j:r f‘,:rr]?lroensacién Capacitiva Paralela 1.817 545 30
CP204 N‘IfnoduMl\c;:: ::i:?opensaciOn Capacitiva Paralela 3427673 30
CP205 i%hjigmzr"j%?:’;gs;Eanacm"a Paralela 1.874.503 30
CP208 h:c(;c{u;czi :Aev’l(iro_n'ézci;ss;laolnf;apacutlva Paralela 2.916.439 30
CP207 B:gm:r E‘)gr:bplgn;;?ao: ?apacmva Paralela 1923.135 30
CP208 Ngngi:/:\c;/\d: ggg;geBr;sr?aclfr_\rCapacmva Paralela 2.916.439 30
CP209 I?‘aazt\éa_c;es Cl\)ﬂcz/r:‘rp-eg:?rca:lzr;:leWLa;nva Maniobrable 1955337 30
CP210 I\;Ic';%ul-ozc;eM?/c;\rrn—p;:rsr:t;cgzﬁe?ctiva Maniobrable 2 802.432 30
CP211 :E;)?zhziaMn\'}irs Maédulo de Compensacion Serie 10.983.888 30

| Tabla 13. UC de Compensacion de 500 kV

ue Descripcion (m il\c/ez‘.k;;OS) v::og;u
CP501 Bzecz)h'\i/e'xvc/i(: Compensacién Reactiva Linea Maniobrable 1.957 934 30
CP502 Igc'édMu\I;JA?e Compensacion Reactiva Linea Maniobrable 4287 415 30
el PRy ot |
CP504 I\gngu\‘?A? ioiorr;ap;g:’ gglzgur?s)adwa e 6.116.464 30
CP505 |Bahia de Compensacién Estatica Reactiva 5.023.685 30
CP506 | Mddulo de Compensacion Estatica Reactiva 104.109.690 30

Tabla 14. UC de Reactores

uc Descripcién (m”\gzlgl;o 8) V(i:;og;“

READ1 2;rjgc:(\F/Q)eactores para Terciario de Autotransformador 2736.603 30
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Tabla 15. UC de Control de Reactivos

L. Valor Vida Util
uc Descripcién (n'wiles $/08) (afios)
VQCO1 (Sistemas VQ Compensacion Estatica 5.105.079 10
VQC02 [Sistemas VQ Subestaciones 500/230 kV 543228 10
VQCO03 |[Sistemas VQ Subestaciones 230 kV 442.762 10
Tabla 16. UC de Centros de Supervision y Maniobra
. . Valor Vida Util
( uc Descripcién Tipo (miles $/08) (afios)
CC101 [SCADA 1 520514 10
CC102 [Sistema de Informaciéon Geografico: GIS 1 55.230 10
CC103 [Sistema de Manejo de Energia: EMS 1 158.324 10
CC104 |Enlace ICCP 1 8.640 10
CC105 |[Sistema de Comunicaciones 1 82.514 10
CC106 |Edificio de Control 1 726.573 30
CC201 |SCADA , 2 943.050 10
CC202 |[Sistema de Informacion Geografico: GIS 2 279.893 10
CC203 |[Sistema de Manejo de Energia: EMS 2 610.371 10
CC204 [Enlace ICCP 2 33.309 10
CC205 |[Sistema de Comunicaciones 2 318.107 10
CC206 |Edificio de Control 2 855.810 30
CC301 [SCADA 3 5.821.803 10
CC302 |[Sistema de Informacion Geografico: GIS 3 1.169.954 10
CC303 [Sistema de Manejo de Energia: EMS 3 1.770.806 10
CC304 |[Enlace ICCP 3 96 .635 10
CC305 |(Sistema de Comunicaciones 3 922 892 10
CC306 [Edificio de Control 3 1.155.354 30
CC401 [SCADA 4 11.151.231 10
CC402 |Sistema de Informacidon Geografico: GIS 4 2.043.067 10
CC403 |[Sistema de Manejo de Energia: EMS 4 3.391.848 10
CC404 |Enlace ICCP 4 185.097 10
CC405 |(Sistema de Comunicaciones 4 1.138.110 10
CC406 |Edificio de Caontrol 4 1.123.227 30
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Tabla 17. UC de Lineas de 230 kV

uc Descripcion Nivel (m“\;:l;rloa) V(::ols);“
LI211 km de linea, 1 cirguito 1 285.994 40
Li212 km de linea, 2 circuitos 1 421,565 40
L1213 km de linea, 2 circuitos, 2 subconductores por fase 1 617.042 40
L1221 km de linea, 1 circuito 2 300.396 40
L1222 km de linea, 2 circuitos 2 453,682 40
L1223 km de linea, 2 circuitos, 2 subconductores por fase 2 617.042 40
LI231 km de linea, 1 circuito 3 338.089 40
LI232 km de linea, 2 circuitos 3 492.049 40
L1233 km de linea, 2 circuitos, 2 subconductores por fase 3 617.042 40

Tabla 18. UC de Lineas de 500 kV

alor Util

uc Descripcion Nivel (milves $/08) V(:':os)
1511 km de linea, 1 circuito, 4 subconductores por fase 1 583.314 40
L1521 km de linea, 1 circuito, 4 subconductores por fase 2 637.274 40

3.1.7 Comparaciéon con Activos de Conexion al STN

A continuacién se presenta una comparacidén entre los costos propuestos en este
documento y algunas UC similares aprobadas en la Resolucion CREG 097 de 2008, que
aprueba la metodologia para la remuneracién de la actividad de distribucion de energia
eléctrica. Las UC comparadas son las bahias de transformador a 220 kV y 500 kV y los
autotransformadores:

- Bahia qe Transformador, doble barra mas seccionador de transferencia, 500 kV
(DBTH)

- Bahia de Transformador, barra sencilla, 230 kV (BS2)

- Bahia de Transformador, barra principal y transferencia, 230 kV (BPT2)

- Bahia de Transformador, doble barra, 230 kV (DB2)

- Bahia de Transformador, doble barra mas transferencia, 230 kV (DBT2)

- Bahia de Transformador, doble barra mas seccionador de by pass, 230 kV (DBB2)

- Bahia de Transformador, doble barra encapsulada, 230 kV (EDB2)

- Banco autotransformador 500/230 450 MVA (ATRO1)

En la siguiente grafica se presentan tres cornparaciones:

1. CREG 110 / CREG 097: Relacidon de valores totales aprobados en estas
resoluciones, actualizados a diciembre de 2008.

2. CREG 110 / CREG 082: Relacion de valores totales aprobados en estas
resoluciones, actualizados a diciembre de 2008.

El codigo entre paréntesis, aunque similar a los utilizados en el numeral 3.1.6.3 para definir las UC,
sélo se utiliza en este aparte para identificacion en la grafica.
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3. CREG 110/ (Factor 90-10): Relacion entre el valor total aprobado en la Resolucién
CREG 097 de 2008 y la suma del 90% del valor aprobado en la Resolucion CREG
082 de 2002 mas 10% de lo aprobado en la Resolucion CREG 097 de 2008,

Grafica 8. Comparacioén de valores de UC

250%

200%

50% +

0% ==
DBTS BS2 BPT2 DB2 DBT2 DBB2 EDB2 ATRO1

% CREG 110 / CREG 097 ® CREG 110 / CREG 082 CREG 110 / (Factor 90-10)

Como se observa, aunque la primera comparacion presenta relaciones mayores a uno, la
tercera tiene valores similares a uno, con excepcidon del autotransformador. Esta tercera
comparacion es la que mas cercana a |0 aprobado en la Resolucion CREG 097 de 2008 y
a lo que se propone en este documento: en cuanto a distribucion, utilizar la combinacién
90-10 de los valores de unidades constructivas es similar a la metodologia de
remuneracion propuesta en la Resolucion CREG 097 de 2008, donde se aprobd estimar
un costo de inversion a partir del 90% de lo reconocido en los cargos aprobados con la
metodologia de la Resolucion CREG 082 de 2002 y del 10% del costo de inversion
incluido en los valores de las UC aprobados en la Resolucién CREG 097 de 2008. En
cuanto a transmisién, los valores de las UC propuestos en este documento toman como
base, en gran parte, los costos de los elementos que componen las UC aprobadas en la
Resolucién CREG 026 de 1999.

En conclusion, las dos metodologias de remuneracién reconocen valores similares a las
UC comparadas.

3.2 Activos no eléctricos

En los modelos utilizados en el estudio de gastos AOM elaborado por la Universidad de
los Andes, para los Activos No Eléctricos se estimé un valor anual para el periodo 2001-
2006 a partir de los arrendamientos y de las depreciaciones de estos activos, incluidos en
los Planes Unicos de Cuentas reportados al SUl y utilizando los porcentajes de
desagregacion por actividades reportados.por las empresas a la CREG.
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Al revisar estos valores anuales obtenidos se observan grandes variaciones de un afio a
otro para una misma empresa. Estas variaciones son inferiores al comparar los valores de
los Activos No Eléctricos tomados del PUC para cada afio.

Se propone entonces estimar el porcentaje a reconocer por Activos No Eléctricos
utilizando la relacion entre el valor de estos y el valor de los Activos Eléctricos reportados
en el PUC. Por una parte, si se calcula esta relacion para los seis afios y para las cuatro
empresas cuya principal actividad es la transmision de energia eléctrica, se obtiene un
valor promedio del 5,5% y, por otra parte, si se agrega el valor de los activos de las cuatro
empresas, tanto eléctricos como no eléctricos, actualizados a diciembre de 2006, resulta
un valor de 4,5%.

Con base en |o anterior, se propone reconocer por Activos No Eléctricos un 5% adicional.
Es de anotar que este porcentaje esta calculado frente al valor de los activos eléctricos
reportados en el PUC y que un valor diferente se obtendria si se consideraran los activos
valorados con las Unidades Constructivas propuestas.

3.3  Areas Tipicas de las Unidades Constructivas de Subestaciones ATUCS

Con base en la revision realizada por el Consultor se propone la actualizacion de las
areas tipicas para las Unidades Constructivas y la definicion de areas tipicas para las
Unidades Constructivas de bahias y modulos de compensacidn y modulos de
transformacién. En la Tabla 19, Tabla 20 y Tabla 21 se presentan las Areas Tipicas para
las Unidades Constructivas de Subestaciones de 230 kV, 500 kV y para las Unidades
Constructivas de Compensacion y Transformacion, respectivamente,

Tabla 19. Areas Tipicas UC Subestaciones de 230 kV

’ Areas en m2

UG onfiguracion| pe | gpT| pB |DBT |DBB| IM | AN |EDB|EDBT
BahiadeLinea | 980 |10501050[1050|1050] 600 | 900 | 160 | 160
22’;';"6 Transfor- 980 1050 1050|1050 (1050 | 600 | 900 | 80 | 80
Corte Central - | 450

Bahia de Acople o
Transferencie 1050 {1050 | 1050 | 1050 80 | 80
Bahia de

Secoionamiento 980 | 1050|1050 1050 1050 80 | 80
Médulo Barras Tipo 1| 1200 | 18001800 [ 1800 | 1800 | 1800
| Médulo Barras Tipo 2 13600 | 3600 | 3600 | 3600 | 3600

Médulo Comun 128003300 | 33003300 | 3700 [4000 | 4000 900 | 900

Tabla 20. Areas Tipicas UC Subestaciones de 500 kv

| Areasenm2
T ————____Configuracién|
Bahia de Linea 2400 | 1650
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[Bahia de Transformador 3000 | 1800

| Corte Central 950
Bahia de Ac'ople 0 2700
Transferencia

Bahia de Seccionamiento 2100

Médulo Barras Tipo 1 6750 | 7800

| Médulo Barras Tipo 2 13500 | 15600
Médulo Comun 6500 | 6500 |

Tabla 21. Areas Tipicas UC de Compensacion y Transformacién

- _ ] ~ Areasenm®
Equipo kv Bahia Modulo

| Compensacion Serie
3x22 MVAr Bahia + Médulo 230 ] 7%0
Compensacidén Capacitiva Paralela

72 MVAT - Int. y Medio 230 880 320
Compensacion Capacitiva Paralela
40 MVAr - Anillo 230 1 1140 520
Compensamon Capacitiva Paralela
| 40 - 72 MVAr - Barra Ppal + T 230 1050 250
Compensacién Capacitiva Paralela

60 MVAr - Doble Barra + T 230 1050 520
Compensacién Reactiva Maniobrable

12,5- 25 MVAr- BarraPpal + T 230 1050 250
Compensacion Reactiva Linea

Maniobrable 500 650 370
20 MVAr )

Compensacmn Reactiva Fija

28 MVAr con reactor de neutro 500 650 440
Compensacion Estatica Reactiva 500 600 2500
Banco Reactores para Terciario 345 220
Autotransformador

Autotransformador Monofasico 500/ 230 225

4. CALIDAD DEL SERVICIO EN EL STN
4.1 Situacion Actual

Mediante la Resolucién CREG 061 de 2000, se establecieron las normas de calidad
aplicables a los Servicios de Transporte de Energia Eléectrica en el STN y de Conexién al
STN, la forma de medir la calidad, las metas que se debian cumplir y la metodologia de
calculo de las posibles compensaciones en caso de gue hubiere lugar. Las metas fueron
modificadas con la Resolucién CREG 011 de 2002, las cuales se resumen en |la Tabla 22.
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Tabla 22. Metas Actuales

Meta Horas
Activos i“r?g::edgé Acuﬁnnul:::jeass de
Disponihilidad . o
o Indisponibilidad
Anual (%) MHAI
Activos de Conexion al STN _ 99,45% 48
Bahias de Linea 99,83% 15
 Bahias de Transformacion 99,83% 15
Autotransformador 99,45% 48
| Bahias de Compensacién 99,83% 15
Médulos de Compensaciéon 99,45% 48
Circuitos de 500 kV 99,18% 72
Circuitos de 220 o 230 kV - Longitud > 99 59% 36
|100km _
Circuitos de 220 o0 230 kV — Longitud < 99 73% 24
100 km

También en la Resolucion CREG 061 de 2000 se identificaron algunas indisponibilidades
que no se tendrian en cuenta para la verificacion del cumplimiento de las metas,
denominadas indisponibilidades excluidas, las cuales se resumen en;

1. Indisponibilidades programadas debidas a Trabajos de Expansion.

2. Indisponibilidades de Activos . solicitados por el CND, por razones operativas o
consideraciones de calidad o confiabilidad del SIN.

3. Indisponibilidades por demoras entre el momento en que el agente declara que tiene
disponible su Activo y la puesta en operacion del mismo ordenada por el CND.

4. Indisponibilidades originadas en Eventos de fuerza mayor.
Indisponibilidades causadas por terceros.

Las solicitudes de Consignaciones de Emergencia, las modificaciones al programa
semestral de consignaciones o los incumplimientos en los tiempos de ejecucion de
maniobras, originadas en Eventos de fuerza mayor.

Indisponibilidades debidas a Mantenimientos Mayores.

Indisponibilidades asociadas con Eventos con duracion igual o inferior a diez (10)
minutos.

De acuerdo con lo previsto en la Resolucién CREG 061 de 2000, los transportadores
recolectan y reportan al CND la informacion relacionada con los eventos e
indisponibilidades de los activos que conforman el STN. Con dicha informacién el CND
calcula para cada uno de los activos los tiempos de indisponibilidad y los compara con las
metas establecidas para determinar el valor de las compensaciones aplicables. La Grafica
9 muestra los valores del Ingreso Anual para remunerar a los transportadores y el valor
anual de las compensaciones para el periodo 2002 - 2008.
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Grafica 9. Ingresos Anuales del STN y Compensaciones

Ingreso Neto {M 5/08) wffk=Campensaciones (M $/08)
1.300.000 400
1.200.000 350
1.100.000 - 300
1.000.000 - - 250
a00.000 A 200
800.000 | 150
700.000 4 - 100
600.000 A - 50
500000 A A i -l
2002 2003 2004 2005 2006 2007 2008
Ingreso Neto (M $/08) 958.136 | 997.661 | 1.010.46 | 1.012.80 | 1.010.51 | 1.037.77 | 1.167.23
Compensaciones (M $/08)| 42 126 294 114 108 330 103

4.2 Informacion de Indisponibilidades

A continuacion se muestra un resumen de la informacién entregada por el CND sobre el
registro de los eventos en el STN ocurridos en el periodo 2001-2006, a partir de la cual en
la CREG se construy6 una base de datos en la que se puede identificar lo siguiente;

- Cddigo del activo

- Nombre del activo

- Nombre del agente que lo representa ante el CND

- Fechay hora de inicio y de finalizacién del evento

- Causa del evento segun la clasificacidn registrada en el CND

- Descripcion del evento

- Informacién de si el evento se clasifica o no dentro de las indisponibilidades
excluidas

- Clasificacién de si corresponde a un eventd o a un mantenimiento

Es necesario precisar que de la informacion recibida del CND el 25% de los registros
correspondian a Activos de Conexién al STN, bien de generadores, de Operadores de
Red o de conexiones internacionales. Estos registros no son considerados en el ejercicio
desarrollado en este documento.

Las graficas a continuacién muestran una comparacién entre los eventos reportados
como Sl excluidos y como NO excluidos para ser considerados en el calculo de las
compensaciones.
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Grafica 10. Clasificacion de Indisponibilidades en Excluidas y NO excluidas

Cantidad Duracion (h)

En la Grafica 10 se observa que para el calculo de las compensaciones se toman 4020
indisponibilidades reportadas, que equivalen al 50% del total, las cuales tienen una
duracidon de 47579 horas, equivalentes al 13% de la duracion total de las
indisponibilidades del STN.

Grafica 11. Clasificacion de las Indisponibilidades Excluidas por Causa (cantidad)2

InsFuerzaMayor
328 otros
8% . : 257

EvnFuerzaMayor
493
12%

InsTrbExpansion

101 I,

3%
InsProgramaMtto _
111
3%
EvnProgramaMtto - Cantidad por
82 Causa

2%

La identificacion de las siglas utilizadas en'las graficas y en las tablas se muestra en el Anexo 3.
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La Grafica 11 muestra que de la cantidad de indisponibilidades excluidas del clculo de
compensaciones el 52% corresponde a eventos menores de 10 minutos, razédn por la cual
cuando se muestra su duracién en la Grafica 12 aparece incluida en el grupo de otros. En
comparacion, los eventos registrados como fuerza mayor, que en numero representan un
12% del total, en duraciéon equivalen al 69% del total (78% si se incluyen las
indisponibilidades de otros activos asociadas con dichos eventos). Otro numero
apreciable de indisponibilidades ocurre: por mantenimientos mayores (14%), pero su
duracién apenas alcanza el 3% del total.

Grafica 12. Clasificacion de las Indisponibilidades Excluidas por Causa (duracion)
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En cuanto a las indisponibilidades que NO se excluyen, es decir las que si se tienen en
cuenta para compararlas con las metas y en caso de superarlas determinar las
compensaciones a que haya lugar, el mayor niumero esta relacionado con los programas
de mantenimiento. La Grafica 13 muestra que el 75% de los eventos estan relacionados
con esta causa, que a su vez representa el 41% del total de la duracidén de las
indisponibilidades NO excluidas, como puede apreciarse en la Grafica 14.

Las otras causas que mas se presentan son los eventos relacionados con salidas de
lineas y disparos de interruptores (“EvnForzada”), y también las consignaciones de
emergencia.
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Grafica 13. Clasificacion de las Indisponibilidades NO Excluidas por Causa
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Grafica 14. Clasificacion de las Indisponibilidades NO Excluidas por Causa

(duracion)
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La Grafica 15 muestra la cantidad de indisponibilidades NO excluidas clasificadas por
activo y la Grafica 16, su duracion. En cuanto a cantidad se destacan las Bahias de Linea
(53%) y en cuanto a duracion las lineas de 230 k\_/3 menores de 100 km (39%).

Grafica 15. Clasificacidn de las Indisponibilidades NO Excluidas por Activo
(cantidad)
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Las lineas de 500 kV y las de 230 kV mayores de 100 km tienen pocos eventos y su
duracion también es reducida. Aunque hay que tener en cuenta que la cantidad de lineas
de 500 kV existentes es pequena (4%), no se puede decir lo mismo de las lineas de 230
kV mayores de 100 km gue equivalen-al 23% del total de lineas del STN.

incluidos los dos.
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Cuando se hace referencia al nivel de tension de 220 kV o al de 230 kV debe entenderse que estan
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Grafica 16. Clasificacion de las Indisponibilidades NO Excluidas por Activo
(duracion)
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Para destacar entonces de la informacion analizada, que el 87% de la duracion de las
indisponibilidades de los activos del STN no se esta considerando para el célculo de las
compensaciones porque se clasifican como “Excluidas” y, de este grupo, el 78% esta
relacionado con “Eventos de Fuerza Mayor”

4.3 Analisis de la informacion

Como se menciond en el numeral 4.2, [a.informacidon de indisponibilidades recibida del
CND incluye activos de conexién al STN, por lo que fue necesario excluirla ya que la
propuesta se plantea soélo para los activos de uso del STN. Los aspectos relacionados con
la calidad en los activos de conexion de generadores se deberan definir en los respectivos
contratos de conexidn y la calidad de los activos que sirven para conectar los sisternas de
los Operadores de Red se define en la metodologia de remuneracién de la actividad de
distribucion de energia eléctrica.

El analisis de la informacion se centra en la relacionada con los activos de uso y en las
indisponibilidades NO excluidas, es decir las que si se tienen en cuenta para el calculo de
las compensaciones. Por separado se analizan también las menores a 10 minutos y las
relacionadas con mantenimiento mayor.

Con el proposito de revisar la informaciéon de indisponibilidades para compararla con las
metas establecidas es necesario agruparla en ventanas de doce meses, por lo que se
agrupan dichas indisponibilidades en .cada uno de los seis afos calendario analizados.
Adicionalmente, se clasifican en eventos y en mantenimientos, para considerar estos dos
casos por separado al momento de definir las nuevas metas.
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En las tablas a continuacién se muestran los promedios anuales de horas de duracion de
las indisponibilidades para cada uno de los tipos de activos del STN, clasificados en
eventos y en mantenimientos. '

Tabla 23. Promedios de horas anuales de Duracion de Eventos

Elementos Horas

Con datos | Todos | Porcentaje | Con datos | Todos
AT 9 9 100% 5,89 5,89
BL 211 343 62% 2,04 1,26
BT 4 18 22% 2,00 044
BC 21 61 34% 3,04 1,05
COMPENSA 32 61 52% 2,90 1,52
LIN_220 79 143 55% 2,07 1,14
LIN_220 LONG 25 43 58% 3,50 2,04
LIN_500 > 8 63% 4,56 2,85

La Tabla 23 muestra para cada uno de los tipos de activos del STN el numero de ellos
que presentd eventos (“Con datos”), el numero existente en el STN (“Todos”) y el
porcentaje que representa el primero frente al segundo. También se muestra la duracion
promedio de los eventos presentados en un mismo afio, calculada teniendo en cuenta
so6lo los elementos que reportaron eventos (“Con datos”) y los seis afios calendario, y la
calculada teniendo en cuenta todos los elementos del sistema (“Todos”).

Como puede observarse: todos los autotransformadores registraron alguin evento durante
el periodo analizado, mientras que cerca de la cuarta parte de las bahias de
transformador y la tercera parte de las bahias que conectan elementos de compensacién
reportaron eventos en ese mismo periodo.

En cuanto a la duracién, el promedio calculado con todos los elementos obviamente es
menor si se compara con el promedio obtenido usando solamente los elementos
reportados. Para el caso de los autotransformadores, como se reportaron todos los
existentes, el promedio es el mismo para los dos casos: 5,9 horas por afio.
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Tabla 24. Promedios de horas anuales de Duracion de Mantenimientos

Elementos Horas
Con datos | Todos { Porcentaje | Con datos L Todos
AT 9 9 100% 8,80 8,80
BL 339 343 99% 5,55 5,48
BT 15 18 83% 4,72 3,93
BC 50 61 82% 3,68 3,01
COMPENSA 39 61 64% 3,24 2,07
LIN_220 97 143 68% 8,75 593
LIN_220_LONG 31 43 72% 3,41 2,46
LIN_500 4 8 50% 9,20 4,60

La Tabla 24 muestra un analisis similar al de los Eventos, pero en este caso para
Mantenimientos, como se observa, es mayor el numero de elementos reportados por
mantenimiento (584) que por eventos (386) y las duraciones anuales promedio de los
mantenimientos son mayores que las de los eventos, con excepcion de las lineas de 220
kV mayores de 100 km.

En general, mas de las dos terceras partes de los elementos del STN fueron reportados
para mantenimiento, con excepciéon de las lineas de 500 kV para las cuales solo se
reporto la mitad.

Un caso particular para analizar corresponde a las lineas de 230 kV y 220 kV con
longitudes mayores de 100 km donde se observa que aunque la duracion promedio de los
eventos de estas lineas es mayor que la de las lineas menores de 100 km, no sucede lo
mismo para la duraciéon promedio de los mantenimientos, donde para las lineas mas
largas equivale a menos de la mitad de la duracion promedio de los mantenimientos de
las lineas cortas; inclusive la suma de las dos duraciones (eventos y mantenimientos)
también es menor para las lineas mas largas.

Con base en [o anterior, considerando que la separacién establecida en la metodologia
actual tiene en cuenta la mayor longitud para establecer unas metas mayores para estas
lineas, pero que las evidencias muestran un resultado en sentido contrario, se propone
eliminar el grupo de lineas de 230 kV mayores de 100 km y dejar uno solo para este nivel
de tension, independiente de la longitud. La Tabla 25 mues tra el resultado de este
agrupamiento tanto para eventos como para mantenimientos.
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Tabla 25. Duraciones promedio para Lineas de 220 kV

Elementos Horas
Con datos I Todos ] Porcentaje | Con datos l Todos
Eventos
LIN_ 220 104 186 56% 2,41 1,35
Mantenimientos
LIN_220 128 186 69% 7,45 513

4.3.1 Eventos menores de 10 minutos

De acuerdo con la metodologia vigente, los eventos con duracién igual o inferior a 10
minutos se excluyen para el calculo de las compensaciones. En la Tabla 26 se muestra la
suma de la duracién de los eventos que se presentan en un mismo afo y la frecuencia,
agrupadas en percentiles.

Tabla 26. Duracion y Frecuencia anuales de los Eventos menores de 10 minutos

Duracion (h) _ Frecuencia
Percentiles]  50% | 97% |  100% 50% | 97% | 100%
AT 0,25 0,56 0,60 2 5 5
BL 0,08 0,35 1,83 1 19
BT 0,13 0,22 0,27 1 2 2
BC 0,15 0,73 163 1 6 19
COMPENSA 0,15 0,98 1,92 1 7 16
LIN_220 0,13 0,58 1,38 2 7 14
LIN_500 0,18 0,77 1,00 2 7 9

Como se observa en la tabla, la duracién anual de los eventos en general es menor 0
igual a una hora (97% de los casos de bahias de compensaciéon y de modulos de
compensacién, 99% de las bahias de linea y de las lineas de 220 0 230 kV, y 100% para
los demas elementos) y la cantidad anual de eventos no supera 7 en el 97% de los casos.

4.3.2 Mantenimientos Mayores

En la Tabla 27 se muestran las duraciones de los mantenimientos mayores para algunos
percentiles. De esta tabla se puede observar que durante el periodo analizado, solamente
se le hizo mantenimiento mayor aproximadamente a la mitad de los autotransformadores
y de las bahias de linea, a la tercera parte de las bahias de transformadores y a menos de
la cuarta parte de los demas elementos.
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Tabla 27. Horas Anuales de Duracion de Mantenimientos Mayores

Elementos Percentiles horas

Condatos | Todos | Porcentaje] 50% | 86% | 100%
AT 4 9 44% 62 83 92
BL 167 343 49% 32 81 112
BT 6 18 33% 36 43 45
BC 9 61 15% 18 91 189
COMPENSA 8 61 13% 46 79 92
LIN_220 22 186 12% 39 86 103
LIN_500 2 8 . 25% 33 - 41 44

También de la informacion entregada se concluye que la mayoria de los mantenimientos
mayores se realizaron dentro de un mismo afo (solamente 9 activos reportan
mantenimiento mayor en dos afos diferentes). Aunque se entiende que para un
mantenimiento mayor se puedan requerir varios dias, llama la atencién que para algunos
activos se hayan reportado 9 y 12 eventos en un mismo afo. Sin embargo, la mayor parte
(91%) reportan menos de 5 eventos por afio.

En cuanto a la duracion de los mantenimientos mayores, la informacién muestra que 86%
de los mantenimientos a las bahias de compensacion tomé menos de las 96 horas
permitidas, o mismo que el 95% de las bahias de linea y de las lineas de 220 0 230 kV; y
el 100% de los demas elementos.

En la Tabla 27 estan incluidos 22 mantenimientos mayores ejecutados en el afio 2006 que
si bien no corresponden al primer periodo de seis (6) afos, establecido en la Resolucion
CREG 061 de 2000 y que finalizo el 31 de diciembre del afio 2005, es posible tenerlos en
cuenta para verificar las duraciones promedio anuales de tales mantenimientos.

Se propone mantener como indisponibilidad excluida la actividad de mantenimiento mayor
con una duracidon maxima de 96 horas y para un periodo adicional de seis (6) afos,
contados desde enero de 2006 hasta diciembre de 2011.

4.3.3 Datos NO Considerados

En la Tabla 28 se muestran los reportes de eventos excluidos del analisis de la
informacion, por considerar que estan por fuera de los rangos de los datos que se
obtienen para los demas activos. Dentro de elios esta la salida de una linea de 500 kV
reportada el ultimo dia del periodo evaluado cuando acababa de entrar en operacion
comercial y el evento de 232 horas que se presento para la misma linea que en el mismo
ano presenté el evento de 1030 horas, también excluido del analisis.
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Tabla 28. Eventos NO Considerados

| ] Duracién
Activo Causa (horas)

LIN_500E vnForzada 1,3
COMPENSA EvnForzada , 8.256,9
COMPENSA  EvnForzada . 1.568,1
LIN_220I nsCnsgEmergencia 10.183,1
LIN_220E vnForzada 1.029,8
LIN_220E vnForzada 232,1
LIN_220I nsCnsgEmergencia 791,3

Aunque dentro de la revisidn de la informacién se encontraron, para un mismo activo y en
el mismo afo, reportes de mantenimientos mayores coincidentes con otro tipo de
mantenimiento con duraciones similares a las de los primeros, en los resultados
mostrados en este documento se consideran los dos reportes.

4.4 Propuesta

Conforme a lo establecido en el Articulo.87.8 de la ley 142 de 1994, el Ingreso Regulado
de cada TN calculado con la férmula establecida en el numeral 5.1, estara asociado a una
calidad con las siguientes caracteristicas:

a) La duracion de las indisponibilidadés de los activos utilizados en Ia prestaciéon del
servicio de transmision de energia eléctrica en el STN no superara las Maximas
Horas Anuales de Indisponibilidad Ajustadas.

b) Las indisponibilidades maximas permitidas de un Activo originadas en catastrofes
naturales, tales como Erosién (Volcanica, Fluvial o Glacial), Terremotos, Maremotos,
Huracanes, Ciclones y/o Tornados, y las debidas a actos de terrorismo, no superaran
los seis meses, contados desde la fecha de ocurrencia de la catastrofe.

c) La Energia No Suministrada (ENS) por la indisponibilidad de un Activo no superara el
2% de la prediccién horaria de demanda para el Despacho Econdmico estimada por
el Centro Nacional de Despacho.

d) A partir del momento en que las Horas de Indisponibilidad Acumulada de un activo
sean mayores que las Maximas Horas Anuales de [ndisponibilidad Ajustadas, no se
permitira que la indisponibilidad de este Activo deje no operativos otros activos.

La desviaciéon en estas caracteristicas de calidad del servicio de transporte de energia
eléctrica en el STN que exceda o supere los limites sefalados en cualquiera de estos
cuatro literales, generard un cambio en dicho ingreso, para lo cual se aplicara una
reduccién o Compensacion en el Ingreso del TN que se calculara y aplicara en la forma
prevista en este capitulo.
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4.41 Establecimiento de metas

Teniendo en cuenta los resultados mostrados en el numeral 4.3, obtenidos de la
informacion suministrada por el CND para los afios 2001 a 2006, a continuacion se
describe la propuesta para establecer el nimero de horas maximo permitido para
indisponibilidades en los activos que conforman el Sistema de Transmision Nacional y
aquellos instalados en niveles de tensién inferiores a 220 kV utilizados para suplir
necesidades de dicho Sistema.

En el Anexo 4 se muestra para cada uno de los grupos de activos el histograma de las
duraciones vy la grafica de percentiles de las mismas, tanto para la duracién de los eventos
como para la de los mantenimientos. De las graficas de percentiles relacionadas con
mantenimientos se observa que las curvas muestran un punto de quiebre de su tendencia
entre el percentil 75 y el percentil 90, por lo tanto se propone, para definir la meta de
horas de duracion de los mantenimientos, tomar el percentil 75 de los datos reportados
para el periodo 2001 a 2006. La Tabla 29 muestra la duracién de los mantenimientos para
varios percentiles.

Tabla 29. Duracion de Mantenimientos

Horas de Mantenimiento

percentiles|]  50% | 75% | 100%
AT 10,1 20,9 58,8
BL 8,1 10,8 95,3
BT 9,4 10,6 36,5
BC 8,8 10,1 56,2
COMPENSA 8,6 10,4 41,7
LIN_220 89 . 15,9 2230
LIN_500 21,0 30,5 53,9

Para los eventos se propone que la meta corresponda al promedio anual de las
duraciones de los eventos reportados, calculado teniendo en cuenta no el total de activos
(que incluiria varios valores con cero) sino so6lo el numero de activos reportados v los seis
anos del periodo evaluado.

En resumen, la meta a proponer para cada uno de los tipos de activos analizados se
obtiene sumando los siguientes componentes:

- El numero de horas promedio de duracion de los eventos de los activos que los
reportaron

- El percentil 75 de |a duracion de los mantenimientos

- Percentil 97 de la duracién anual de los eventos menores de 10 minutos

En la Tabla 30, se muestra el resumen de la propuéesta en la columna “Suma”.
Comparadas con las actuales, algunas de las metas quedan con un valor similar a las
vigentes y otras se reducen.
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Tabla 30. Metas Propuestas

Mtto. Eventos <10m | Suma Actuales
AT 21,0 6,0 1,0 28,0 48,0
BL 11,0 3,0 1,0 15,0 15,0
BT 11,0 3,0 1,0 15,0 15,0
BC 11,0 4,0 1,0 16,0 15,0
COMPENSA 11,0 3,0 1,0 15,0 48,0
LIN 220 16,0 3,0 1,0 20,0 24,0
LIN 500 31,0 5,0 1,0 37,0 72,0

Para otras unidades constructivas se fijan las siguientes metas:

- Modulo de Barraje: 15 horas
- Equipos para control de Voltaje y Reactivos (VQC): 5 horas
- Ofros Activos: 10 horas

4.41.1 Metas Ajustadas de Indisponibilidad

Para cada activo k, las metas se reduciran en 0,5 horas por: i) cada Consignacién de
Emergencia solicitada, ii) cada modificacion al Programa Semestral de Consignaciones
y/o Mantenimientos, iii) cada retraso en Reporte de Eventos. El CND calculara
mensualmente la Meta Ajustada, de acuerdo con la siguiente férmula:

MHAIA, =MHAI, -~ 05 x (SCE, ,~+CPSM, ,+ ENR, ,)

m.k

Donde:

MHAIAL Maximas Horas Anuales de Indisponibilidad Ajustadas del activo Kk,
calculadas para el mes m. (horas)

MHAI,: Maéximas Horas Anuales de Indisponibilidad. (horas)

SCE« Numero Acumulado de Solicitudes de Consignaciones de Emergencia,
para el activo k durante una ventana mévil de doce meses que termina
en el mes m. (numero entero)

CPSMn. Numero Acumulado de Cambios al Programa Semestral de
Mantenimientos, para el activo k durante una ventana movil de doce
meses que termina en el mes m. (nUmero entero)

ENRyx: Numero Acumulade de Eventos o Finalizacion de Maniobras no
Reportados en los plazos establecidos, para el activo k durante una
ventana movil de doce meses que termina en el mes m. (numero
entero)

Los plazos mencionados en la definicidn de la variable ENRn«, hacen referencia a lo
sefialado en el articulo 13 de la Resolucion CREG 061 de 2000 e incluido comeo articulo
18 de la Resolucién CREG 110 de 2007. Esto es, la obligacion que tienen los agentes de
informar al CND la ocurrencia de cualquier Evento, dentro de los quince (15) minutos
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siguientes a la ocurrencia del mismo, y la Finalizacion de la Ejecucién de Maniobras
dentro de los cinco (5) minutos siguientes.

4.4.2 Indisponibilidades Excluidas

Con respecto a la Resolucion CREG 061 de 2000 se propone redefinir la exclusion por
fuerza mayor y no mantener como indisponibilidades excluidas las siguientes:

- Las causadas por terceros; porque-el Transmisor tiene la posibilidad de repetir
contra ese tercero.

- Indisponibilidades menores a 10 minutos; porque se propone que queden incluidas
dentro de las metas.

Se consideraran como indisponibilidades a excluir, las originadas en catastrofes naturales,
tales como Erosion (Volcanica, Fluvial o Glacial), Terremotos, Maremotos, Huracanes,
Ciclones y/o Tornados, y las debidas a actos de terrorismo. Para excluir este tipo de
indisponibilidades se aplicaran las siguientes reglas:

- El TN afectado por el Evento debera declarar oficialmente ante el CND la
ocurrencia del mismo y serd responsable por tal declaracion. Asimismo, si se
prevé que el Evento tendra una duraciéon superior a los tres (3) dias a partir de su
ocurrencia, el agente tendra que informar a los usuarios finales que puedan
resultar afectados dentro de las 48 horas siguientes a la ocurrencia del Evento, a
través de cualquier medio de comunicacion masivo disponible en la region o area
afectada que garantice su adecuada difusién.

- ElI TN afectado por el Evento debera establecer el plazo para la puesta en
operacion de los activos afectados, para lo cual deberd entregar al CND y al CNO
un cronograma y presentarles [0s respectivos informes de avance del mismo.

Para este caso, el Ingreso Mensual del activo serd calculado de acuerdo con lo
establecido en el numeral 4.4.5.

4.4.3 Ingreso Mensual Regulado

El Ingreso Mensual Regulado, para estimar las compensaciones, de un activo k del STN
se calculara asi:

URx

IMR,,.. = i * Z INUC « CU)» { e+ P4 GMR-,Q) w{1 —RPP,)~ %:3
12 £ 1 — {1+ TR)™VU: J [PP,

IMR, & Ingreso Mensual Regulado para remunerar el active k, durante el mes m.
NUC:: Cantidad de cada UC reportada por el TN. (Numero real)
CuU; Costo Unitario de cada UC J, de acuerdo con Id establecido en el numeral 3.

(%)
URK: Numero de UC gue conforman el activo k. (numero real)
TR: Tasa de Retorno para remuneracion de la actividad de transmision.
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VU, Vida util en afios, reconocida para el activo k.

PAOMR,; Porcentaje de AOM a reconocer calculado de acuerdo con lo establecido
en el numeral 2.3.

RPPy: Esta fraccion se calcula a partir de |a parte del valor de la UC k que no se
debe incluir en el calculo de la tarifa de acuerdo con lo dispuesto en el
numeral 87.9 de la Ley 142 de 1994, respecto del valor total de dicha UC.

IPP 4 indice de Precios al Productor Total Nacional correspondiente al mes m-1.

IPPy: indice de Precios al Productor Total Nacional correspondiente al mes de
diciembre de 2008.

4.4.4 Compensaciones por incumplimiento de las metas

Tanto en la regulacion vigente como en la propuesta de este documento, la remuneracién
del Sistema de Transmision Nacional se basa en la metodologia de ingreso regulado, el
cual se factura independientemente de la cantidad de energia transportada. Por lo que la
exigencia para este sistema debe ser transportar la energia eléctrica, cumpliendo con los
requisitos de calidad exigidos, y que esté disponible todo el tiempo, con excepcién de los
periodos requeridos para los mantenimientos o para las labores de adecuacion del
sistema interconectado.

Considerando este objetivo: remunerar el sistema so6lo cuando esté disponible, se
propone no remunerar el tiempo que los activos estan indisponibles por encima del
numero de horas del numeral 4.4.1.1. Es decir, las compensaciones se calcularan en
forma directamente proporcional a la remuneracion del activo y a la duracion de la
indisponibilidad que sobrepase las metas adoptadas.

En este sentido la propuesta consiste en determinar, para cada mes que se calcule el
ingreso del STN, el numero de horas que cada uno de los activos tiene que compensar y
multiplicarlo per el ingreso basico que recibiria dicho activo en cada hora de ese mes,
para obtener asi el valor de fa compensacion.

4.4.41 Indisponibilidad de [os Activos de Uso del STN

La duracién de las indisponibilidades de los activos del STN se medira por su duracién en
horas, aproximadas al segundo decimal (un numero con dos cifras decimales) y se
agruparan por mes calendario. Un Evento cuya duracién pase de un mes calendario al
siguiente, se debera dividir en dos Eventos (0 mas dependiendo del nimero de meses de
duracion del evento): uno que finaliza a las veinticuatro (24:00) horas del ultimo dia del
mes calendario y otro Evento que inicia a las cero (0:00) horas del primer dia del nuevo
mes.

La Indisponibilidad de los Activos del STN, |a calcula mensualmente el Centro Nacional de
Despacho, CND, mediante la siguiente expresion:
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" CR
HID =% H,  x[1--""*

Donde:
HIDn«  Horas de Indisponibilidad del activo k, durante el mes m. (horas)

I Evento de Indisponibilidad.

n: Numero Total de Indisponibilidades del activo k durante el mes m.

Hix: Duraciéon de la indisponibilidad i-ésima para el activo k. (cantidad de horas
aproximadas al segundo decimal)

CRix: Capacidad disponible del activo k durante la indisponibilidad i-€sima.

CNy: Capacidad Nominal del activo k.

Las dos ultimas variables deben estar expresadas en la misma unidad: MVA, MVAr,
porcentaje, etc. Para el caso especifico del mbdulo de barraje se calculara el porcentaje
de bahias que quedaron disponibles con respecto al niumero total de bahias.

4.44.2 Calculo de Compensacioneé

Las compensaciones que se aplicaran al TN que represente los activos con horas de
indisponibilidad acumuladas (HIDA) que superen las maximas horas anuales de
indisponibilidad ajustadas (MHAIA), se calcularan con base en la informacién obtenida por
el CND y conforme a las siguientes formulas:

HIDAy = Z HID g

ma=rm—11

Si para el activo k en el mes m se obtiene que HIDAn, « £ MHAIA,« entonces las Horas de
Indisponibilidad que excedan las MHAIA para aplicar la compensacion, HC,,, seran
iguales a cero.

Por el contrario, si para el activo k en el mes m se obtiene que HIDAnx > MHAIARL«
entonces las Horas de Indisponibilidad que excedan las MHAIA para aplicar la
compensacion se calcularan en la siguiente forma:

HC e = max(0, HIDA o — MHAIA . ~ THC o1 )

m—id

THC,H_ 1k = Z HCm.n.k

wim=m—11

La compensacion aplicable para cada activo k por exceder las MHA/A se calculara con:
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HC
ClMp e = 2y IMR,

¥R,

Donde:

HIDA,x. Horas de Indisponibilidad Acumulada del activo k en un periodo de doce
meses gue termina en el mes m. (horas)

HIDm : Horas de Indisponibilidad del activo k, durante el mes m. (horas)

HCm«: Horas de Indisponibilidad que excedan las MHAIA para aplicar la
compensacion por el activo k para el mes m. (horas)

MHAIA, x. Maximas Horas Anuales de Indisponibilidad Ajustadas del activo k, calculadas
para el mes m. (horas) -

THC.,.1« Total de Horas de Indisponibilidad que excedan las MHAIA sobre las que ya
se aplico la Compensacion por el activo k en un periodo de once meses que
termina en el mes m-1. (horas)

CIMy, Compensacién por exceder las MHAIA, del activo k en el mes m. ($)
H: Horas del mes m. (horas)
IMRn : Ingreso Mensual Regulado para remunerar el activo k, durante el mes m, tal

como se define en el numeral 4.4.3. ($)

4.4.5 Remuneracion en algunos casos de‘indisponibilidad

La remuneracion del activo k indisponible por causa de catastrofes naturales o actos de
terrorismo no se reducira durante los primeros seis meses de indisponibilidad, contados a
partir de la ocurrencia del Evento. Transcurridos estos seis meses, la indisponibilidad dara
lugar a compensaciones.

Por tanto, para los casos de indisponibilidades originadas en catastrofes naturales, tales
como Erosién (Volcanica, Fluvial o Glacial), Terremotos, Maremotos, Huracanes, Ciclones
y/o Tornados, y las debidas a actos de terrorismo, la remuneracion del activo k en el mes
m, para cada mes mj que éste se encuentre indisponible sera:

na ¢ w
1. .
IMRT 0 = [1 — max ( g, rr:i‘n(l,gt'ms‘ - &) ) )} # MRy

.

Donde:

IMRT.«:. Remuneracién Temporal para el activo k, en el mes m, mientras el activo k
esté indisponible por las causas citadas en este numeral. ($)

mi: Numero de meses calendario completos transcurridos a partir de la ocurrencia
del Evento, incluido el mes m, durante los cuales el activo kK ha estado
indisponible. Si al momento de iniciar la aplicacién de la metodologia

77

D-010-09 METODOLOGIA PARA LA REMUNERAQION .
DE LA ACTIVIDAD DE TRANSMISION DE ENERGIA ELECTRICA




establecida en esta Resolucion, algun activo esta indisponible por las causas
citadas en este numeral, se asumira que mi es igual a 1 para el primer mes de
aplicacién.

IMR,k : Ingreso Mensual Regulado para remunerar el activo k, durante el mes m, tal

como se define en el numeral 4.4.3. ($)

4.4.6 Compensaciones por Energia No Suministrada o por dejar no operativos

otros activos

La indisponibilidad de un activo puede dejar otros activos No Operativos, cuando, a pesar
de estar disponibles, dichos activos no puedan opeérar debido a la indisponibilidad del
primero.

Para determinar el valor de la compensacién (CANQ) aplicable al TN que represente los
activos cuya indisponibilidad ocasione Energia No Suministrada o que otro u otros activos
gueden no operativos, se utilizara una de las siguientes tres condiciones, segun la
situacién que se presente:

1.

Si para el activo k en el mes m, las Horas de Indisponibilidad Acumulada son menores
0 iguales que las Maximas Horas Anuales de Indisponibilidad Ajustadas (HIDAnx <
MHAIA, ) y durante todas las horas de la indisponibilidad i-ésima de este activo el
porcentaje de Energia No Suministrada (PENS,) es inferior al 2%, el valor de la
compensacion por la indisponibilidad /, seré igual a cero.

Si para el activo k en el mes m, las Horas de indisponibilidad Acumulada son mayores
que las Maximas Horas Anuales de Indisponibilidad Ajustadas (HIDAm« > MHAIAmL) Y,
durante todas las horas de la indisponibilidad i-€sima de este activo, el porcentaje de
Energia No Suministrada (PENS,) es inferior al 2%, el valor de la compensacion por
dejar no operativo otro u otros activos r, CANO, , «, se calculara de la siguiente forma:

T
- ; ) Ht,k
CANOz e = IMRypp ¥ }—f_
ey

=1

Si durante la indisponibilidad i-esima, del activo k, para alguna de las horas de
duracion de la indisponibilidad, el porcentaje de Energia No Suministrada (PENS) es
mayor que el 2%, el valor de la compensacion, CANQ; ., se calculara de la siguiente
forma:

¥ i

! nr
. _ . H, .
CANO, s = mm:{ {ENY, » CROh):Z MR, , * (}}fﬁ) )
_ ' r=1 "

%
i /

Finalmente, la compensacion CANQ del activo k para cada mes m por Energia No
Suministrada o por dejar no operativos otros activos se calculara con la siguiente formula:
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CANGy,, = Z CANO, s,
i1

En las férmulas de este numeral se utilizaran las siguientes variables:

h: Periodo horario, dentro de las dos primeras horas de la duracién de la
indisponibilidad /, en el que se presenta la mayor cantidad de Energia No
Suministrada.

PENS,: Porcentaje de la Energia No Suministrada al Sistema Interconectando
Nacional, durante la hora h, por causa de la indisponibilidad i-ésima, del
activo k. (porcentaje)

CANOQO;nx. Compensacion del activo k, por la indisponibilidad /, en el mes m, por
Energia No Suministrada o por dejar no operativos otros activos. ($)

IMRq : Ingreso Mensual Regulado para remunerar el activo k, durante el mes m, tal
como se define en el numeral 4.4.3. ($)

IMRy, : Ingreso Mensual Regulado para remunerar el activo r, durante el mes m, tal
como se define en el numeral 4.4.3. ($)

Hix: Duracion de la indisponibilidad i-ésima para el activo k. (cantidad de horas
aproximadas al segundo decimal)

Ho: Horas del mes m. (horas)

ENSy: Energia No Suministrada en la hora h. (kWh)

CROy,: Costo Incremental Operativo de Racionamiento de Energia, definido y

calculado por la UPME, correspondiente al escalén donde se encuentre el
porcentaje de Energia No Suministrada, durante la hora h. ($/kWh)

CANO,«.  Compensacién del activo k, en el mes m, por Energia No Suministrada o por
dejar no operativos otros activos. ($)

nr; Numero de activos que quedaron no operativos por causa de la
indisponibilidad del activo k.

ni: Numero de indisponibilidades de un activo k en el mes m.

4461 Determinacion de la Energia No Suministrada

El CND estimara la Energia No Suministrada (ENS) para cada periodo horario h mientras
persista una indisponibilidad y estimard el porcentaje (PENS;) que esta energia
representa frente a la prediccién horaria de demanda para el Despacho Econémico que
estima el CND de acuerdo con lo establecido en el numeral 3.1 del Cédigo de Operacion
que hace parte del Cddigo de Redes.

Cuando el PENS, sea superior al 2% el CND enviara el respectivo informe a la
Superintendencia de Servicios Publicos Domiciliarios quien determinara si se presentd
Energia No Suministrada y el agente al que se le atribuye dicho evento.

En el mes siguiente a la fecha en gue quede en firme el acto administrativo de la
Superintendencia de Servicios Publicos, en que se identifiqgue el TN al que se le atribuye
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el Evento que causo la Energia No Suministrada, si la hay, se aplicara la Compensacién
de que trata este numeral, con el valor de energia determinado por el CND o el que se
haya demostrado durante el proceso que adelante la SSPD.

4.4.6.2 Transicion para adecuacion del Sistema

Los TN deberan identificar e informar al LAC y a la UPME las areas del STN que puedan
quedar sin servicio por una contingencia simple, indisponibilidad de un elemento del STN
a la vez. A partir de la fecha en que se reciba esta informacion en el LAC, no se aplicara
para estas areas la compensacion por Energia No Suministrada.

La UPME y los TN podran identificar proyectos que sirvan para mejorar la confiabilidad en
estas areas y en caso de que su ejecucion sea recomendada en el Plan de Expansion se
comenzara a aplicar la compensacion por Energia No Suministrada una vez se hayan
puesto en operacién comercial dichos proyectos.

4.4.7 Manejo de la Informacion

El CND sera el responsable de centralizar, almacenar y procesar la informacion
estadistica requerida para mantener actualizada una Base de Datos, que permita calcular
los indicadores de Indisponibilidad de los Activos y Unidades Constructivas. Para Activos
nuevos, las estadisticas de indicadores de Indisponibilidad se registraran a partir del
momento en el que el activo entra en operacién comercial, previo cumplimiento de |a
normatividad vigente y |a autorizacioén del CND,

Los Transmisores Nacionales son responsables de la recoleccion y el reporte de la
informacion estadistica, en los términos definidos por el CND para tales fines. Dicha
informacién, sera confrontada por el CND contra la informacion operativa manejada por
esta entidad de la siguiente manera:

- 8i el CND encuentra discrepancias en el reporte de un Evento en cuanto a su
duracion, se asumira el Evento de mayor duracién.

- Si el agente no reporta informacién sobre el activo involucrado en el Evento, o se
constatan discrepancias sobre [a identidad del activo reportado, el CND asumira que
la ocurrencia del Evento se presentd en todos los activos involucrados.

El CND debera someter a aprobacion de la CREG una propuesta de Reglamento para el
reporte de Eventos y los formatos para el reporte de |a informacion contemplada en este
numeral, a mas tardar dentro de los tres (3) meses siguientes a la entrada en vigencia de
la Resolucion propuesta.

4.5 Aplicacion de la metodologia

Se propone dar un plazo para empezar a aplicar la metodologia de cuatro (4) meses
después de la entrada en vigencia de la Resolucion que la apruebe y, mientras tanto, se
continua aplicando lo estabiecido en fa Resolucién CREG 061 de 2000. A partir del quinto
mes, el CND y el LAC aplicaran de manera integral los procedimientos para el calculo de
los indicadores de calidad y las compensaciones propuestos.
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Adicionalmente, al inicio de la aplicacion se debera tener en cuenta lo siguiente:

1. Las Horas de Indisponibilidad de un activo, para cada uno de los once meses
anteriores al primer mes de aplicacion de la metodologia propuesta, se obtienen
utilizando la siguiente formula:

1 / 8760
HiDy = E—g—* max |0, MHAL, -mm;(ﬂ, (wﬁp_m MIDAy_ m) § —— 106 )]
¥i=1,..11

Donde:

HIDg.ix: Horas de Indisponibilidad del activo k, para el mes p-i. (cantidad de
horas aproximadas al segundo decimal)

p: Primer mes de aplicacion de la metodologia

i Meses anteriores a la aplicaciéon de la metodologia

MHAI,: Maximas Horas Anuales de Indisponibilidad, para el activo k, de

acuerdo con el numeral 4.4.1. (horas)

IDA,1x y MIDA, ;1 son las indices IDA y MIDA definidos en el articulo 9 de la
Resolucion CREG 061 de 2000, correspondientes al activo k y
evaluados para la ultima semana del mes p-1.

2. Las Horas a Compensar para cada mes, HC,.x, en el periodo comprendido entre el
mes p-11 y el mes p-1, siendo p el primer mes de aplicacion de la metodologia,
son iguales a cero y, por consiguiente, el acumulado del total de horas
compensadas por el activo k-en el mes p-1, THC,., «, tambien es igual a cero.

Si al momento de iniciar la aplicaciéon de la metodologia, algun activo esta indisponible por
las causas citadas en el numeral 4.4.5, se asume que la variable mi de la formula
planteada en ese numeral es igual a 1 para el primer mes de aplicacion.

5. METODOLOGIA DE REMUNERACION DEL STN

La actividad de transmision de energia eléctrica en el Sistema de Transmision Nacional se
continuara remunerando con la metodologia de ingreso regulado, la cual se aplica a los
Activos de Uso diferentes a:

¢ Los construidos por inversionistas seleccionados a traves de los procesos de libre
concurrencia regulados por la CREG, y

s |os activos correspondientes a las ampliaciones que se construyan en cumplimiento
de lo establecido en el Articulo 6 de la Resolucion CREG 022 de 2001 y aquellas que
la modifiquen, complementen o sustituyan.

Para la remuneracién de estos Activos de Uso se tiene en cuenta: i) las Unidades
Constructivas valoradas a costo eficiente de reposicion; ii) el reconocimiento de Activos
No Eléctricos y de Gastos de Administracion, Operacién y Mantenimiento; y iii) el
reconocimiento de terrenos para las unidades constructivas de subestaciones.

Una vez revisados los comentarios presentados por los agentes a la propuesta de
metodologia de remuneracion de la actividad de Transmisidén de Energia Eléctrica
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contenida en la Resolucion CREG 110 de 2007 y de acuerdo con el analisis propio de la
Comisién se presentan a continuacion las principales modificaciones a la propuesta:

e Laremuneracion de los terrenos se hace con base en el valor catastral reportado junto
con el inventario de activos.

e Los activos pueden ser representados ante el LAC y ante el CND por diferentes TN,
para lo cual se debe informar los porcentajes de participacion en dicho activo.

¢ En el calculo del Ingreso Anual se descuenta el valor correspondiente a Otros
Ingresos por la explotaciéon de los activos remunerados mediante cargos por uso en
actividades distintas a la de Transmision de Energia Eléctrica. Igualmente, se adiciona
el Costo Anual Equivalente de Servidumbres para cada TN, teniendo en cuenta que el
valor a reconocer por concepto de servidumbres sera el valor anual que el TN
demuestre con la informacién entregada al momento del reporte del inventario de sus
activos.

e En el calcuio del Costo Anual Equivalente del Activo Eléctrico se descuenta la parte
del valor de la UC que no se debe incluir en el calculo. de la tarifa, de acuerdo con lo
dispuesto en el numeral 87.9 de la Ley 142 de 1994.

e Se aplican cargos por uso monomios horarios a 108 comercializadores que atienden
usuarios finales.

o En el célculo del cargo por uso monomio se descuentan los valores garantizados por
las polizas que se hacen efectivas de acuerdo con los eventos de incumplimiento
establecidos en la Resolucion CREG 022 de 2001 y aquellas que la modifiquen,
complementen o sustituyan.

¢ No se tiene en cuenta la energia reactiva para el calculo del cargo por uso monomio.

A continuaciéon se presenta la metodologia para la remuneracion de la actividad de
Transmisiéon de Energia Eléctrica.

5.1 Calculo del Ingreso Anual

El Ingreso Anual de cada uno de los Transmisores Nacionales se calcula con base en los
activos que apruebe la CREG, para lo cual cada empresa debera reportar su inventario
con los activos que se encuentran en operacién, clasificados por Unidad Constructiva,
informando si el activo opera en forma parcial o total y el valor o los valores pagados por
concepto de servidumbre. El encargado de realizar la liquidacion y facturacién de estos
ingresos es el Liquidador y Administrador de Cuentas del Sistema de Transmision
Nacional, LAC, quien calculara el Ingreso Anual para cada Transmisor Nacional j, de la
siguiente forma:

AT, = CAEA; » {1+ %ANE) + VAOM; + CAET; + CAESJ,- -0,
oR;

CAka; = z {._NUC ¥ €U PU e (1— RPE ;)
=1

TR )
1—- {1+ TR)~",
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CAET, = %R chA TUC, % VCT,)
=1

Donde:
IAT;: Ingreso Anual del TN j, expresado en pesos del 31 de diciembre de 2008. ($)
CAEA; Costo Anual Equivalente del Activo Eléctrico valorado a Costo de Reposicidn,

aplicando los Costos Unitarios de las UC establecidos en el Anexo. ($)
%ANE: 5,0%. Porcentaje reconocido por concepto de Activo No Eléctrico. (porcentaje)

VAOM;:  Valor de los gastos de AOM, para el TN j, de acuerdo con lo establecido en el
numeral 2.3. ($)

CAET;: Costo Anual Equivalente de Terrenos para el TN . ()

CAES; Costo Anual Equivalente de Servidumbres para el TN, Este valor
corresponde al entregado por el TN con el reporte del inventario. ($)

Ol;: Otros Ingresos por la explotacion de los activos remunerados mediante cargos
por uso en actividades distintas a la de transmision de energia eléctrica. Este
valor corresponde al 33% del valor de los ingresos por este concepto durante
el afio que finaliza el 31 de diciembre anterior a la fecha de reporte del
inventario. En caso de que el TN no reporte dicho valor, se tomara el 50% del
valor mas alto reportado por los TN.

NUC;: Cantidad de cada UC / reportada por el TN. (numero real)

Cu; Costo Unitario de cada UC j, de acuerdo con lo establecido en el Anexo. ($)

PU;:: Porcentaje remunerado al TN mediante cargos por uso de la UC i
(porcentaje)

RPP;, Esta fraccion se calculara a partir de |a parte del valor de la UC que no se

debe incluir en el calculo de la tarifa de acuerdo con lo dispuesto en el numeral
87.9 de la Ley 142 de 1994, respecto del valor total de dicha UC.

TR: Tasa de retorno definida para la actividad de Transmision. (porcentaje)

VUi Vida Util de la UC i, de acuerdo con lo establecido en numeral 3.1.6.3.

%R: 5,69%. Valor igual al costo real de deuda incluido en la Tasa de Retorno.
(porcentaje)

ATUC;: Area Tipica de la UC /, establecida en el numeral 3.3. (m?)

VCT,: Valor Catastral del metro cuadrado de Terreno de la subestacion s, donde esta
ubicada la UC /. ($/m?)

UR;: Numero total de UC reportadas por el TN j.

aj: Numero de activos reportados para subestaciones porel TN j

El Ingreso Anual de cada uno de los Transmisores Nacionales aplicable en términos
reales solo se ajustara en los casos en que la CREG modifique los valores de las
Unidades Constructivas, cuando se modifique el valor del AOM reconocido o cuando, en
cumplimiento de la regulacidn vigente, se excluyan Activos de Uso en operacion o
ingresen nuevos Activos de Uso por ampliaciones o sustituciones.
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Para la remuneracién de un nuevo Activo de Uso que sustituya a otro que se estaba
remunerando con una Unidad Constructiva diferente se debe cumplir 10 siguiente: i) Que
el TN que represente dicho activo presente a la UPME la evaluacion técnica y econémica
que justifica la ampliacidn o su sustitucion; i) Que la UPME, una vez aplicados los
criterios establecidos en la normatividad vigente, recomiende en el Plan de Expansién la
ampliacion o sustitucion de dicho activo; iii} Que el TN solicite a la CREG la inclusion de
este activo dentro del inventario de activos remunerados; y iv) Que la CREG expida la
Resolucion mediante la cual aprueba su remuneracion, una vez el activo entre en
operacion.

En cuanto a la reposicion de los activos se considera que ésta es responsabilidad de sus
propietarios o de los TN que los representen; con este propédsito el TN debera presentar a
la UPME un plan de reposicion acorde con un diagnéstico técnico del estado de sus
activos. En ningun caso el incumplimiento de las normas técnicas establecidas por la
autoridad competente o las limitaciones técnicas de equipos o elementos de una Unidad
Constructiva de Subestacion podran limitar la operacion adecuada del Sistema y le
correspondera al TN ajustar dicho activo y solicitar a la CREG la reclasificacion de la
Unidad Constructiva, si fuere el caso.

5.2 Costo de Reposicion

El costo de reposicion de los activos eléctricos remunerados mediante cargos por uso al
TN j se calculara con la siguiente expresion:

UR;

CRE, = ) (NUC, « CU.» PU,)

i=1

Donde:

CRE; Costo de Reposicion de los Activos Eléctricos del TN j expresado en pesos del
31 de diciembre de 2008. ($)

NUC;: Cantidad de cada UC reportada por el TN. (numero real)

CuUy Costo Unitario de cada UC /, de acuerdo con lo establecido en el Anexo. ($)

PU; Porcentaje remunerado al TN; mediante cargos por uso de la UC i
(porcentaje)

UR; Numero total de UC reportadas porel TN .

5.3  Valor del AOM
El valor de los gastos de AOM para cada TN se calculara con la siguiente expresion:

VAOM, = CRE;» PAOMR,

Donde:
VAOM; Valor de los gastos de AOM, para el TN j. ($)
CRE; Costo de Reposicion de los Activos Eléctricos del TN j expresado en pesos

del 31 de diciembre de 2008. ($)
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PAOMR,, Porcentaje de AOM a reconocer calculado de acuerdo con lo establecido
en el numeral 2.3.

Cuando se modifique el porcentaje de AOM a reconocer a un TN, de acuerdo con lo
previsto en el numeral 2.3, el LAC determinara el nuevo valor del Ingreso Anual del
Transportador (IAT)), definido en el numeral 5.1, con la siguiente expresion:

IAT, munso = IAT anterior + CRE;(PAOMR, , —PAOMR, oy |

Donde:

IAT; nuevo: Ingreso Anual del TN j, calculado con el Porcentaje de AOM Reconocido en
el aflo a, PAOMR, ,, expresado en pesos del 31 de diciembre de 2008. ($)

IAT, anterior: Ingreso Anual del TN J, calculado con el Porcentaje de AOM Reconocido en
el afio a-1, PAOMR, .., expresado en pesos del 31 de diciembre de 2008.
(%)

CRE;: Costo de Reposicidn de los Activos Eléctricos del TN j expresado en pesos

del 31 de diciembre de 2008. ($)

PAOMR, , Porcentaje de AOM a reconocer calculado de acuerdo con lo establecido en
el numeral 2.3 .

54 Liquidacion del Ingreso Mensual
Para la liquidacién del Ingreso Mensual de cada TN se tendra en cuenta:

a) El Ingreso Mensual Causado por Unidades Constructivas no construidas en desarrollo
de los procesos de seleccion regulados por la CREG, el cual se calculara a partir del
Ingreso Anual definido en el numeral 5.1. Estas Unidades Constructivas se
remuneraran a partir del dia uno (1) del primer mes completo en que dichas Unidades
se hayan encontrado en operacion comercial como Activos de Uso.

Cuando la remuneracion de Unidades Constructivas nuevas implique la reclasificacion
de Unidades Constructivas existentes, estas ultimas se remuneraran hasta el mes
anterior al de inicio de la remuneracion de las nuevas Unidades Constructivas.

b) EI Ingreso Mensual causado por Unidades Constructivas asociadas con proyectos
ejecutados como resultado de los procesos de seleccion de que trata la Resolucién
CREG 022 de 2001, o aquellas que la modifiquen o sustituyan.

¢) Las Compensaciones por variaciones en las caracteristicas de calidad del servicio que
excedan o superen los limites, en la forma definida en esta resolucion.

. 1 TPPpy,_y .
M7, = =* [4T; % TPP; +I1E , = VM,
Donde:
IMT, Ingreso Mensual del TN j, para el mes m. ($)
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lELm:

IPP .1
IPP@

Ingreso Anual del TN j, calculado de acuerdo con lo previsto en el numeral 5.1.
(%)

Ingreso Esperado de las convocatorias adjudicadas al TN j, para el mes m,
calculado de acuerdo con lo establecido en la Resolucion CREG 022 de 2001,
o aquellas que la modifiquen o sustituyan. ($)

Valor Mensual a Compensar por el TN j, calculado de acuerdo con lo previsto
en el numeral 5.4.1. (%)

indice de Precios al Productor Total Nacional para el mes m-1.

indice de Precios al Productor Total Nacional para el mes de diciembre de
2008.

5.4.1 Valor Mensual de la Compensacion.

El LAC calcularéa mensualmente el valor de la Compensacion que se descontard del
Ingreso Mensual Regulado de cada TN j, tal como se establece a continuacion:

donde:
VCMj,m

CIM
PU;
IMR
IMRTmx:
CANO; i

CANOP,.1:

aj:

i) ' aj

VMC o = _5 (CIM oy % PU; 3 )+ E [(FMR s — IMRT, ) 4 PU; )
A
=1 k=1

af
+Z [CANO,y % PUs ) + CANOB,

=1

Suma de los valores que debe compensar el TN j por exceder o superar los
limites de las caracteristicas de calidad establecidos en este Capitulo, en el
mes m.

Compensacién por exceder las MHAIA, del activo k en el mes m. ($)

Porcentaje remunerado al TN mediante cargos por uso del activo k.
(porcentaje)

Ingreso Mensual Regulado para remunerar el activo k, durante el mes m, tal
como se define en el numeral 4.4.3. ($)

Remuneracion Temporal para €l activo k, durante el mes m, tal como se
define en el numeral 4.4.3. (%)

Compensacion del activo k, por la indisponibilidad / en el mes m, por
Energia No Suministrada o por dejar no operativos otros activos. ($)

Valor de la compensacion por Energia No Suministrada o por dejar no
operativos otros activos que quedd pendiente por descontar en el mes m-1.
Numero de activos del TN j, que se encuentra en cada una de las
situaciones descritas.
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Los propietarios de los proyectos de expansion ejecutados como resultado de procesos
de seleccién regulados por la CREG, al momento de declarar su entrada en operacién
comercial deberan reportar al LAC el inventario de las Unidades Constructivas que
componen dicho proyecto. De no existir la correspondiente Unidad Constructiva se
asociara con aquella mas parecida. Las compensaciones seran calculadas con base en el
valor aprobado para cada una de las Unidades Constructivas reportadas y se descontaran
del ingreso mensual del TN.

5.4.2 Limite de los valores de las compensaciones.

El valor total a reducir en el mes m por concepto de Compensaciones por Energia No
Suministrada o por dejar no operativos otros activos, no puede superar el 60% de la suma
de los ingresos antes de Compensaciones. Si el valor a descontar fuere mayor a dicho
porcentaje, el saldo pendiente por descontar se deducira durante los siguientes meses
verificando que no se supere el tope del 60%. El valor de las Compensaciones en un afio
calendario por este concepto, para cada TN j, estara limitado a un valor equivalente al
10% de los ingresos estimados por el LAC para el mismo TN en ese afio.

El valor acumulado en doce meses de las compensaciones por indisponibilidades
relacionadas con el incumplimiento de MHAIA, numeral 4.4.1.1, no debera superar el 20%
del acumulado para los mismos doce meses del ingreso mensual regulado estimado para
un TN.

Con el objeto de verificar este limite, el LAC calculara mensualmente para cada TN las
siguientes variables:

=3

n—1
YAH:I:{)??_'L - Z Z Irﬁ‘ffltR?x_zik
1=0

k=1

@) m—-1

CAIMT 0 = Z Z' CIM ok

=1 =L

Siendo:
IART; m: Ingreso Anual Regulado para el TN j, acumulado hasta el mes m. ($)
IMRn« : Ingreso Mensual Regulado para remunerar el activo k, durante el mes m, tal

como se define en el numeral 4.4.3. ($)

CAIMT, . Acumulado durante los ultimos doce meses de las Compensaciones
originadas en Incumplimiento de las MHAIA para el TN j, calculado hasta el

mes m, ($)
CIMy, i Compensacion por Incumplimiento de las MHAIA, del activo k en el mes m. ($)
n: Minimo entre 12 y el numero de meses completos de operaciéon comercial del

activo k, incluido el mes m.

aj: Numero de activos del TN |.
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Si para un mes m se obtiene que CAIMT,, > 0,2 »IART;,, el LAC liquidara al TN j, en el
mes m y en los meses siguientes mientras se cumpla esta condicién, uh valor equivalente
a minimo el 80% del Ingreso Mensual del TN j antes de descontar el Valor Mensual a
Compensar (IMT;,+VMC, ), y, de acuerdo con lo dispuesto en el Articulo 59 de la Ley
142 de 1994, la SSPD lo podra considerar como causal de toma de posesidn por no
prestar el servicio con la calidad debida.

5.5 Representacion ante el LAC

El ingreso total por concepto de remuneracion de la actividad de transmision de energia
eléctrica se asignard a cada uno de los Transmisores Nacionales en forma proporcional al
valor de los ingresos de los activos que representan y del valor de las compensaciones.

Para el calculo del ingreso de los Transmisores Nacionales se tendra en cuenta lo
siguiente:

a) Cada Activo de Uso debera estar representado ante el LAC por el TN que lo opera. En
el caso de que exista multipropiedad del activo entre varios TN, éstos podran optar por
encargar a uno de ellos la operacion y representacion del activo ante el LAC o
informar los porcentajes de participacion en dicho activo, los cuales también se
aplicaran al ingreso correspondiente al activo.

b) Los cambios en la representacidén de los Activos de Uso requeriran ‘de modificacion
por parte de la CREG de la base de activos aprobada al Transmisor Nacional.

En todo caso el responsable de la operacion del activo, asi no la efectue directamente,
sera el TN que representa el activo ante el LAC.

c) Los cambios en la representacion del activo y en la reparticiéon del ingreso se haran
efectivos a partir del primer dia del mes siguiente a la fecha de entrada en vigencia de
la resolucién de la CREG que apruebe los cambios.

5.6 Cargo por Uso

La remuneracion del STN se facturara a los Comercializadores, en proporcion a su
demanda, mediante 10s Cargos por Uso Monomios Horarios del STN.

5.6.1 Cargo por Uso Monomio

El Cargo por Uso Monomio del STN se calculara aplicando la siguiente expresion:

E_?—_—_—]_ ;‘Wz{‘mr - E;iﬁ Pcpg.m-—l - En;‘w I’"Tf;p BEeb |

_ ik
T‘Tﬂ ..._. HTCW‘
Donde:
Ton: Cargo por Uso Monomio del STN para el mes m. {($/kWh)
IMT, Ingreso Mensual del TN j, para el mes m, calculado de acuerdo con lo

dispuesto en el numeral 5.4. ($)
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PCPym.1: Pago por concepto de Conexion Profunda que realiza el agente g, en el
mes m-71. ($)

VTG, m+ Valor Total Garantizado por la péliza o garantia p, que se hace efectiva en el
mes m-1. (%)

DTCw: Demanda total registrada por los comercializadores del SIN en el mes m, en
cada una de sus fronteras comerciales, referida a 220 kV. (kWh)

n: Numero de TN en el STN.

nep: Numero de agentes que realizan pagos por concepto de Conhexién Profunda.

npe: Numero de pélizas 6 garantias que se hacen efectivas de acuerdo con los

eventos de incumplimiento establecidos en la Resolucién CREG 022 de 2001
y aquellas que la modifiquen, complementen o sustituyan.

Si para algun mes m, el valor de los saldos por las garantias ejecutadas supera la
diferencia entre el ingreso mensual y los pagos por concepto de conexiones profundas,
solo se tomara del saldo de garantias un valor igual a cero o uno que no disminuya el
numerador mas alla del 50% del valor calculado para el mismo numerador en el mes m-1.
Los saldos pendientes de las garantias ejecutadas, junto con los ingresos o gastos
financieros, se tendran en cuenta para incluirlos en el calculo del Cargo por Uso del mes
siguiente.

5.6.2 Cargos por Uso Monomios Horarios

Los Cargos por Uso Monomios Horarios del STN, con diferenciacién horaria por Periodo
de Carga, que seran facturados por el LAC a los comercializadores del SIN que atienden
Usuarios Finales, los calculara mensualmente el LAC a partir del Cargo por Uso Monomio
del STN, utilizando las siguientes variables:

H,: numero de horas asociado al Periodo de Carga Maxima

Hg: numero de horas asociado al Periodo de Carga Media

H,: ndmero de horas asociado al Periodo de Carga Minima.

Pim: potencia promedio para la hora i durante el mes m, correspondiente a los
consumos horarios nacionales de todos los Usuarios Finales.

Pxm: Pam Y Pam: potencias resultantes de promediar las potencias (P, ) asociadas a
las horas asignadas a cada uno de los Periodos de Carga para el mes m.

T Cargo por Uso Monomio del STN, para el mes m ($/kWh).

Txm: Cargo por Uso Monomio Horario para el Periodo de Carga Maxima del STN,
para el mes m ($/kWh).

Tam Cargo por Uso Monomio Horario para el Periodo de Carga Media del STN,
para el mes m ($/kWh).

Tom. Cargo por Uso Monomio Horario para el Periodo de Carga Minima del STN,

para el mes m ($/kWh).
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Considerando que la magnitud de la energia de la hora i-ésima es igual a la magnitud de
la potencia de la hora i-ésima (P;,) por tratarse de potencias promedios referidas a
periodos de una hora, los Cargos por Uso Monomios Horarios para elmes m: Tym, Tam ¥
Tnm se calculan resolviendo el siguiente sistema de tres ecuaciones con tres incognitas:

24

" Y & . p . e Y o p . — .
H:a('m * Rx’,m Rl + Hd&n * Pﬁi,‘m ® ‘rd‘(m + -Hn,m * Pmm * Tn;.‘m - Tm * _5_ Pi(m
i=1

Tem _ Pem Tem _ Pum
Tam By m Tam Eim

57 Expansion del Sistema de Transmision

Se conservan los lineamientos establecidos en las Resoluciones 051 de 1998, modificada
por las Resoluciones 004 de 1999, 022 de 2001, 085 de 2002y 93 de 2007 en cuanto a
que los proyectos del Plan de Expansién de la Transmision se ejecutan mediante
procesos de convocateria, con el proposito de promover la competencia entre diferentes
oferentes para ejecutarlos.

Adicionalmente, de acuerdo con la Resolucion CREG 106 de 2006 cuando sea necesario
ejecutar proyectos de expansion de redes, remuneradas a traveés de cargos por uso, es la
UPME la encargada, en cumplimiento de la funcién asignada por la Ley 143 de 1994 de
elaborar el Plan de Expansion de Transmisién y Generacion, de realizar los andlisis
técnicos y econdmicos de la conexién de una planta o de unidades de generacién al STN,
con base en los criterios establecidos en la normatividad vigente, para determinar si los
beneficios del proyecto de expansién son superiores a sus costos, en cuyo caso podra
recomendar la ejecucion de dicho proyecto de expansion de transmision.

De acuerdo con lo establecido en la Resolucién 007 de 2005 y en el Documento Soporte
de la Resolucion CREG 110 de 2007, no es posible establecer el compromiso de realizar
la expansion del Sistema Interconectado Nacional a cualquier punto del pais y en
cualquier capacidad de transporte. Por lo tanto, se considera necesario verificar las
condiciones particulares para el sistema de la conexion de una planta o unidades de
generacion.

5.8 Conexiones profundas

Las conexiones profundas se presentan cuando la UPME, de acuerdo con el resultado de
la evaluacion economica del proyecto de expansion de transmision requerido para la
conexidon de una planta o unidades de generacion, encuentra que los beneficios del
proyecto son inferiores a los costos y que solo es posible recomendar la ejecucion de
dicho proyecto de expansion de transmisién, mediante convocatorias publicas, si el
agente solicitante asume el porcentaje del costo del proyecto que permite que la relacion
Beneficio/Costo sea igual a 1 y el agente cumple con los requisitos de garantias y
remuneracion que se estableceran en resolucion aparte.
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El porcentaje del costo del proyecto que debe asumir el agente generador para hacer
viable la ejecucion del proyecto de expansion, sera definido por la UPME, con base en la
relacion Beneficio / Costo obtenida para el proyecto de expansion del STN. Este
porcentaje se aplica sobre el ingreso anual esperado de la Oferta Seleccionada en las

Convocatorias Publicas.
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Definiciones

Anexo 1.

RESPUESTAS A LOS COMENTARIOS A LA RESOLUCION 110 DE 2007

No. | Remitente Comentario Respuesta
XM La definicién de activos de conexién al STN hace alusién | Se considera que los activos que se conectan
!inicamente a aquellos que se conectan al STN, quedando | a los STR's y SDU’s no hacen parte de los
1. por fuera los que se conectan a los STR’s y SDL’s. | activos de conexién al STN.
Consideramos que debe cambiarse el concepto a Activos
de Conexién al STN.
XM Se recomienda utilizar Transmisor Nacional en lugar de . Se tiene en cuenta el comentario.
2. Transportador cuando se quiere aludir a quien recibe
'- remuneracién procedente de cargos por uso del STN.
EEB Aclarar en la definicibn de Costo de Reposicion de un | Si bien en la definicién se utiliza la palabra
Activo que el concepto que realmente se utiliza es el de | renovar, para la estimacién de los valores de
3 construir y no el de renovar y por ende se deben incluir { las UC se incluyen todos los costos
) . todos los costos que se requieren en {a actualidad para | requeridos para su construccion.. Se utifiza
| construir un activo con las mismas funcionalidades y | este verbo teniendo en cuenta que los
estandares de calidad y servicio gue las del existente. valores aplican para activos existentes.
Articulado
No. Remitente | Comentario Respuesta
EEB * Articulo 4°. Metodologia de remuneracion. Se mantiene vigente lo establecido en la
: Resolucion CREG 022 de 2001 para la
Nos permitimos solicitar que se clarifique que esta | remuneracion de dichos activos después del
4 metodologia también aplica a los activos que han sido | afio 25. '
) construidos mediante el proceso de seleccion para:
obras de expansion definide en ia resolucion CREG 022 .
de 2001, cuande dichos activos han cumplide 25 afios
de operacion.
5. | CNO “Articulo 6°. Paragrafo: La reposicién de los activos es | Se aclara que las limitaciones técnicas se
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responsabilidad de sus propietarios o de los
Transmisores Nacionales que los representen; con este
proposito el Transmisor Nacional deberd presentar a la

i UPME un plan de reposicién acorde con un diagnéstico

técnico del estado de sus actives. En ningun casoc las
limitaciones técnicas de equipos o elementos de una
Unidad Constructiva podran limitar la operaciéon
adecuada del Sistema y le correspondera al Transmisor
Nacional ajustar dicho activo y solicitar a la CREG la
reclasificacion de la Unidad Constructiva, si fuere el
caso’.

Especificar las limitaciones {écnicas a las que se refiere
el texto de la resolucién, {as cuales consideramos que
deben ser exclusivamente aquellas en las que el
representante del equipe limite su operacién por debajo
de la capacidad nominal declarada. Lo anterior porque
pareciera que cuando la capacidad de una linea sea
insuficiente para llevar la energia entre las dos
subestaciones que interconecta, el transportador
tendria la responsabilidad de construir un nuevo circuito
o reemplazar ia linea existente por una de mayor
capacidad.

Establecer las sefiales reguiatorias para que los

estudios de expansién den las sefiales para que los ;
inversionistas puedan acondicionar la capacidad de sus :

equipos al crecimiento del sistema, asi también como
los analisis de confiabilidad asociados con las
configuraciones de las subestaciones y definir un
procedimiento para que los TN realicen el reporte de las
reposiciones previstas en sus equipos a fin de recibir
realimentacian de UPME y que las inversiones en
reposicion no deban ser reemplazadas en un plazo

refieren a las presentadas en equipos o
elementos de una Unidad Constructiva. En

patticular para el caso de las lineas se

entiende que esta situacidn se presenta
cuando en las lineas existen diferentes
calibres de conductores entre las
subestaciones gue interconectan.

En la Resolucion se contempla que cuando el |
TN ajuste un activo puede solicitar la |

reclasificacion de la UC si es de! casc.
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inferior a su vida util.

Asi mismo, que la CREG defina un esquema que .

permita remunerar las inversiones realizadas cuando se

reemplacen equipos que se encuentran operativos por -

otros de mayor capacidad.

TRANSELCA

Articulc 6°. Paragrafo

' Considerar que si bien las reposiciones de actives son
' responsabilidad de los TN, éstas deben obedecer a

fallas permanentes o dafos en los equipos.
Reposiciones a cargo del Transportador por la
superacidon de sus capacidades nominales, son
circunstancias que escapan a su responsabilidad y
obedecen mas al ambito de {a integralidad operativa del
SIN, en la medida que éste va creciendo. De esta
manera, nc es razenable que ne habiéndese cumplido
los afios regulados para la recuperacion de {a inversidn
de un activo, los transmisores deban hacer

renovaciones de sus equipos, sin que haya una’

recuperacion de la Inversion.

En caso que sea necesaric reponer algun equipo del
STN porque se ha excedido su capacidad nominal, el
nuevo activo debe ser remunerado, per eifemplo con las
condiciones regulatorias  vigentes, ademas el

' En la Resolucién se contempia que cuando el
- TN ajuste un active puede solicitar la
reclasificacion de la UC, si es del caso. Lo
anterior teniendo en cuenta que la definicién
de las UC corresponde a un promedio y por
tanto hay activos consiruidos con elementos
técniccs de menor capacidad y otros de
mayor capacidad, que se remuneran con la
UC que se asimile.

Transmisor debe ser compensado por el activo a retirar, !
mediante una férmula que defina la CREG y que tenga

en cuenta los afics faltantes para completar su vida Gtil.

1

CNO

Ardiculo 7. .

En el articulo 7 se establece, como una de las causales
para el ajuste en términos reales del ingreso Anual del
Transportador, la modificacién de los valores de las
unidades constructivas por parte de ia CREG.

Se solicita que la CREG deje claro que dicha

L.a definicién de las UC y su valoraciéon hace
. parte de las formulas tarifarias utilizadas para
: la remuneracion de la actividad, las cuales
. segin lo establecido en la Ley 142 de 1994
| tienen una vigencia de cince anos.

Se revisa el articulo en lo correspondiente al
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modificaciéon de costos unitarics sélc es posible durante 1 AOM, dado que para los valores catastrales

el proceso de revisién de los pericdos regulatorios con

el fin de no generar sefiales de inestabiliidad en el

se tomara unicamente el valor reportadc al
momento de aprobacion del inventario.

| marco regulatorio de la transmisidn de energia
eléctrica.
Adicionalmente, se solicita que se deje la previsién que !
i dicho Ingreso Anual se ajustara en términos reales :
' como resultado de la aplicacion del esquema de
remuneracién de los gastos AOM, o por la actualizacion
de los valores catastrales de las subestaciones.
XM Articulo 7. Paragrafo Se modifica {a propuesta y se establece que
8 Se sugiere adicionar af final del texto “y sera tenido en | los terrenos se remuneraran con base en el
) cuenta desde el mes siguiente al de su recepcion en el | valor catastral reportado junto con el
LAC” inventario de activos.
- XM Articulo 9. Procedimiento en caso de una Conexidn | Se modifica la resclucién indicandc que se
} Profunda. podra ejecutar el proyecto asociado con los
g En el caso de las conexiones profundas, se establece : Activos de Uso del STN, cuando el agente
) que la relacién beneficio costo de las mismas debe ser | solicitante asuma el porcentaje del costo del
superior a 1. Se omite el caso en el cual es igual a 1. proyectc que permite que la relacidn
Beneficio/Costo sea igual a 1.
| EEB Articule 9. Procedimiento en caso de una Conexion | Se incluye aclaracion.
Profunda.
10. . Importante dejar clarc que el proyecte al que se refiere
solo incluye la parte asociada a los activos de usc de la
.' transmision.
| CNO Articulo 11. Teniendo en cuenta que la definicion de UC
- Se solicita con el fin de asegurar {a remuneracién de | correspende a un promedio y que la
' todos los equipos instalados o que requieran instalarse | expansién del STN se realiza a través de
en el sistema, permitir la definicion de nuevas unidades | procesos de libre concurrencia no se
11. constructivas durante la vigencia del periodo regulatorio | considera necesario la definicion de nuevas

ya que no siempre es posible la asimilacion de nuevos
equipos a las UC establecidas per la CREG.

unidades constructivas durante la vigencia

. del pericdo regulatorio. En los casos que la

expansién se realice a través de una
ampliacion, este proyecto debe asimilarse
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YN

; con las UC existentes.
TRANSELCA | Articulo 11. Unidades Constructivas. I Ver respuesta at comentaric 11.
| Se sugiere excluir el texto correspondiente a la no
- admision de nuevas unidades constructivas durante el
! pericdo tarifaric. Lo anterior, teniendo en cuenta que
AV nuevos proyectos de expansién en el STN, que no ;
necesariamente son proyectes de convocatorias {como
es el caso de las ampliaciones) pueden incluir
. soluciones que deriven en activos de transmisién no
asimilables a Unidades Constructivas establecidas por
la CREG.
CNO b Atticulo 13. Responsabilidad por {a calidad de la | Se especifican en la resolucion las normas
. potencia en el STN. aplicables.
Definir claramente las normas aplicables para | De otrc lado, se aclara que la Resolucion
establecer el nivel de calidad de la forma de onda y | CREG 024 de 2005 establece que los OR
. desbalances de voltajes, y ademas tener en cuenta los ' son los responsables por la CPE en sus
aspectos que la Resolucién 024 de 2005 definié en | sistemas mientras gque la resclucion que nos
cuanto a CPE con el fin de que no se traslapen | ocupa establece la responsabilidad de los TN
responsabilidades y se establezca cual es el alcance de | por fa CPE en el STN y su alcance es con los
_j 13 la responsabilidad de los transmisores. usuarios conectados al STN.
En cuanto a la instalacidon de equipos, dar claridad de | No se considera necesario definir las
. sus caracteristicas y prever su inclusién en las | caracteristicas de {os equipos a instalar.
unidades constructivas, ademas de los sistemas
necesarios para su gestion y supervisién. Igualmente,
teniendo en cuenta que se requeriria instalar .
| transformadores de potencial por fase, revisar las
. cantidades de estos equipos en la UC de Médulo de
. Barraje, para cada configuracion.
14 CNO Articulo 13. Responsabilidad por la calidad de la | Ver respuesta ai final de este numeral.
) potencia en el STN.
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La responsabilidad directa y objetiva que se coloca en
cabeza dei transmiscr, de indemnizar los perjuicios al

usuario afectado por una deficiencia en la CPE aunque
ésta sea causada por otro usuario, es decir un tercerc
ajeno al transmisor, presume la culpa en cabeza del
transmisor y se desconoce la existencia de causales
eximentes de responsabilidad, por fas que se rompe el

nexo causal entre el hecho determinante del dafio y el !
- dafio propiamente dicho, como es la fuerza mayor, el

caso foriuito y el hecho de un tercero.

Por o anterior se solicita la definicién de un esquema
de CPE fundamentado en el establecimiento de una
responsabilidad real, cuya sancién le sea atribuible
unicamente al responsable.

Se sugiere que el tema de CPE sea tratado en una
resolucidn aparte, en aras de darie coherencia vy
mantener la unidad de materia de la Resclucion 110 de
2007, que es el establecimiento de las férmulas de
remuneracidn de ia actividad de transmision.

XM

Articule 13. Responsabilidad por la calidad de la
potencia en el STN.

* Se excluye a los propietarios de activos de conexién al
- STN de responsabilidad por la forma de onda y por

desbalances de fases. Es de anotar que a pesar de que
los OR son usuarics def STN y los actives de conexién
sean reconocidos al OR via cargos por uso, éstos se
establecen como vinculo enire los sistemas que se
conectan sin hacer parte de ninguno de ellos.

La nerma propuesta prevé que si el dafo
causado a un usuario tuvo como crigen una
deficiencia en la calidad de la potencia
causada por la carga de otro Usuario
conectado at STN a través de sus activos, el !
Transmisor Nacional podra repetir contra este °
vitime, de acuerdo con las normas generales
scbre responsabilidad civil. En tanto el OR es
un Usuario conectade al STN, se concluye
gue, contrario a lo sugerido en el comentario,
no se excluye al OR, sino que precisamente
el Transmisor Nacional puede repetir contra
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este Ultimo.

Articulo 13. Respocnsabilidad por la calidad de la
potencia en el STN. ;

Se establece que el CND pedra solicitar la instalacion
de los equipos que considere necesarios para registrar
las variables requeridas para detectar deficiencias en la
forma de onda ¢ desbalances de fase, asf como la
ejecucion de medidas remediales. Sugerimos incluir un
incentivo a la instalacion de tales equipos. Asi mismo,
consideramos necesaric establecer a cargo de quién
esid esta instalacion.

' Se aclara en la Resolucién que el CND podra

solicitar al TN y éste al Usuario la instalacién
de diches equipos.

| potencia en el STN.
. Se define que los TN podran proceder a la desconexion

Articulo 13. Responsabilidad por la calidad de la

de ios usuarios, cuando se incumplan los plazos para la
correccién de la deficiencia; sin embargo, no se hace
mencion a la desconexion de equipos

Se incluye la desconexion de equipos.

XM
16.

XM
17. |

i

CNO-

| TRANSELCA

18. |

: de autoridad competente.

1

; reglamentado en la Resolucién, se garantice el derecho

i
1

- usuarios del STN, cuando previo el cumplimiento del |
. debido proceso, que deberia también estar

Articulo 13. Responsabilidad por la calidad de Ia
potencia en el STN.

Desde el punto de vista legal, €l TN no esta legitimado
para hacer juicios de valor y tomar decisicnes que
podria llevar a causar un perjuicio a un Usuario como
consecuencia de su desconexién sin que medie orden

Por lo anterior, se sugiere definir cual es la entidad :
competente para autorizar las desconexiones de los |

E

de defensa. |
Es asi como ef TN solc debe actuar como ejecutor en la |
descenexion del usuario al STN, previa la autorizaciéon

Ver respuesta al final de este numeral.
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idada u otorgada por la autoridad correspondiente y
. habiéndose cumplido todos los procedimientos
| administrativos para garantizar el derecho a la defensa.

| 19.

TRANSELCA

Articulo 13. Responsabilidad por la calidad de la
potencia en el STN.

| Debe distinguirse entre la responsabilidad de
- supervisién de {a red y mantenimiento de la calidad del
suministro de electricidad en cuantc a la forma de onda
y el balance de las tensiones de fases, y la
responsabilidad que se estaria atribuyendo al
Transmisor sobre los perjuicios causades por un tercero
conectado a la red, configurandose asi una
| responsabilidad  objetiva, sin  excluyentes de
! responsabilidad, excediendo con ellos fos parametros
establecidos denitrc de la responsabilidad civil por
dafios. Por lo anterior, se considera que el esquema
planteado debe ser revisado, va que se estaria
obligande al Transmisor a asumir respcnsabilidades
gue no le corresponden.

. Ahora, si ef sentido de la propuesta es que el TN asuma
. el riesgo de servir de garante frente a terceros por las

responsabilidades propias de un Usuario conectado al
STN, la regulacién deberia establecer un mecanismo
de garantias suficientes otorgadas al transportador que
le permitan asumir este riesgo.

Ver respuesta a los comentarios 14 y 18.. Se
adiciona que en el contrato de conexion
previsto en la Resolucion CREG-025 de
1985, Cédige de Conexidn, se pueden pactar
las garantias que, segun el comentarista, se
requieren.

| EEB
20.

Articulo 13. Responsabilidad por la calidad de la
potencia en el STN.

. Precisar que dentro de la definicidn usuario o usuario

del STN comprendida en capitulo i, no debe incluirse al
usuario final, toda vez que para la situacién particular

En el tema de CPE se aclara que el usuario
al gue se hace mencion es el Usuario del
STN., dentro det cual se encuentra un usuario
final conectado al STN, ya que éste no
tendria relacidén alguna cen el Distribuidor.

D-010-09 METODOLOGIA PARA LA REMUNERAC_ION )
DE LA ACTIVIDAD DE TRANSMISION DE ENERGIA ELECTRICA

99




VI

Sesidn No 401

i de este usuaric podemos remitirnos al articulo 8 y al
anexo 6.2.2 de Ia resolucidon CREG 024 de 2005.

! Este comentario va encaminado a mantener y respetar
, el orden légico de la reclamacidn en la cadena de!
servicio de energia eléctrica, en vista que el usuario
final debe acudir ante el Distribuidor antes que acudir al
. Transmisor.

21.

EEB

Articulo 13. Responsabilidad por la calidad de la
potencia en el STN.

Consideramos que no debe darse l1a responsabilidad al
transmisor por la caiidad de la forma de onda y de
repetir contra el tercerc que luego el deba demostrar
que fue el verdadero causante. El transmisor solo debe
responder por las deficiencias en la forma de onda vy
desbalance que cause en valores superiores a los de
las normas que se adopten para medir esas
deficiencias.

| Se incluye comentario.

22

EEB

Articulo 13. Responsabilidad por la calidad de la
potencia en el STN. '

de desconectar usuarios, dado que no tiene facultades
para elic.

No se le debe asignar al transmisor {a responsabilidad |

Ver respuesta a los comentarios 14 y 18.

| 23.

EEB

¢ Articulo 13. Responsabilidad por {a calidad de la
potencia en el STN.

La CREG debe tener en cuenta al reglamentar este
quien determina el crigen del eventc, cuando participa

ISA (principal accionista de XM) como uno de los
posibles causantes.

tema el conflicto de intereses para el CND (XM}, que es

La vinculacién econdmica que pueda existir
entre XM e ISA no exime a aquéila del
cumplimiento de las normas expedidas por la
CREG, como se lo exigen ios articulos 171
de fa ley 142 de 1994 y 34 de la ley 143 de
1994,

24,

Articulo 13. Responsabilidad por la calidad de la

La norma propuesta no prevé que el
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potencia en el STN.

Consideramos que la calidad de !la potencia y el:

balance de tensicnes de fase son competencia de los

. diferentes agentes conectados al SIN y cualquier

perjuicio, accion correctiva o indemnizacion resultante

es responsabilidad del agente en cuyo sistema se:
origina la anomalia. Carece de sentido entonces decir

gue en todos los casos, el Transmisor MNacional
respondera por las deficiencias en la calidad de la
potencia suministrada a través de los activos que opera
¥y que cuando deba indemnizar a un usuario por causa
de una deficiencia causada por otro usuario, podra
repetir contra este Gitimo.

' Transmisor Nacional deba responder “en
' todos los casos” de deficiencia en la calidad
de la potencia en el SIN. Como se explico en
la respuesta a los comentarios 14 y 18. se
trata de la responsabilidad que debe asumir

cada Transmisor por las redes que opera.

25,

ISA

Articulo 13. Responsabilidad por ia calidad de la
potencia en el STN.

Se solicita a la Comisién eliminar la responsabilidad |

impuesta al TN por la calidad de la potencia ai STN, {o
anterior teniendo en cuenta que:

Para que el TN pueda ejecutar !a accion de
desconexién, es necesario que la Comision establezca
un procedimientc de desconexidn que asegure gue se
preserva ta confiabilidad del sistema. Debe darse aj
propietario del equipo el derecho de defensa vy
determinar las consecuencias de la desconexion para el
propietaric del equipo y establecer un régimen de
indemnidad por parte de la CREG, el CND y el CNO

"para el TN tanto frente al propietario del equipo como

de cualqguier tercero.

Asi mismo, se debe solicitar al usuario, duefio del

Ver respuesta a los comentarios 14 18 y 19.
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equipo involucrado, que respalde el acuerdo a!
. suscribirse entre el TN, el CND y el usuario responsable
- con una garantia de cumplimiento, que debera ser un |
- prerrequisitc para suscribir el acuerdo. Igualmente, en

la norma se debe establecer la forma de fijar el monto
de la garantia.

La Comision esta otorgando facultades jurisdiccicnales
al TN, con el fin de que desconecte el equipo causante
de la deficiencia.

La correccion de la falla que estd originando las
deficiencias en la CPE depende del usuario

involucrado, por tanto no se puede asignar al TN una !

obligacién que depende de un tercero.

No se puede atribuir mediante resolucion al TN Ia |

calidad de garante de un tercero, con la obligacidn
indemnizatoria correspondienie.

La obligacién del TN de responder por el hecho de un
tercero cuando cause perjuicics a otros usuarios del
sistemsa, desconoce la normatividad basica de
responsabilidad civil, ya que el hecho exclusivo de un
tercerc ha sido reccnocido jurisprudenciaimente como
una causa exirafia eximente de responsabilidad; asi
mismo no existe la certeza de que et tercero reembolse
al TN lo que éste haya pagado.

26.

XM

Articulo 16. Compensaciones por incumplimiento en la
calidad del servicio.

Se establece que los propietarios de los proyectos de
expansién, resultados de las convocatorias de la

No se considera necesaric que la CREG
defina las UC de los proyectos desarrollados
mediante convocatorias ya que esta
definicion es para efectos de las
compensaciones y no para la aprobacién del
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- UPME, deberan informar al LAC en el momento de su
~entrada en operacion comercial, el listado de unidades

constructivas que componen el mismo, asimilando |

aquellas que nc existan a las mas parecidas existentes.

Consideramos que debe ser la CREG quien defina !
cuales unidades constructivas deben ser reconocidas :

por el proyecto que entrara en operacién comercial,
teniendo en cuenta gue serd ella quien aprobara el
inventario de activos a ser remunerados a cada
transmisor nacionat.

inventaric de activos a ser remunerado.

27,

XM

Articulo 16. Compensaciones por incumplimiento en [a
calidad del servicio.
En el paragrafo 3 de este articulo, se establece que

- ante la toma de posesion por parte de la SSPPD, se
dejaran de aplicar las compensaciones por un lapso de
£ 12 meses, después de los cuales se continuaran
; aplicando. Debe aclararse si las indisponibilidades
i ocurridas en este periodo de 12 meses se tendran en

icuenta a partir de Ila finalizacion del

periodo
mencionado.

Ante {a toma de pecsesion por parte de la
SSPPD, se dejaran de aplicar las
compensaciones por un lapso de 12 meses,
pero las indispenibilidades ccurridas durante

' presenten, para el
compensaciones después del mes 12.

este periodoc de 12 meses se tendran en
i cuenta, a partir del momento en el que se:
calculc de las'!

28.

XM

' “Articulo 20. Aplicacién de los nuevos cargos. La
: metodologia para determinar los carges por usc del
. Sistema de Transmision Nacional se empezara a

aplicar a partir del mes calendaric siguiente a la
aprobacién por parte de la CREG de la base de activos
de cada Transmisor Nacional”.

Se entiende que puede presentarse durante algun
tiempo, la aplicacién de cargos por uso con base en
inventarios de activos antericres a la aprobacion de la
nueva base de activos. '

Si.
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Respuesta al Comentario 14.

La propuesta simplemente prevé que en aquellos casos en que el Transmisor Nacicnal deba indemnizar a un Usuario, de
acuerdo cen ias normas cemunes -se entiende-, y el dafio o perjuicic haya tenido como origen una deficiencia en ia calidad de
la potencia causada per la carga de otro Usuario conectado al STN a través de sus activos, el Transmisor Nacional podra
repetir contra este Uftimo, de acuerdc con las normas generales sobre responsabilidad civil.

La propuesta no contiene una disposicion gue ordene que el transmisor deba indemnizar los perjuicios causados por una
deficiencia en la calidad de la potencia; menos que lo haga a través de una forma de responsabilidad objetiva; y muchisimo
mengos tiene como fin ¢ como efecto regular los eximentes de responsabilidad civil.

No es necesario que la propuesta crdene al transmisor indemnizar los perjuicios causados por una deficiencia en la calidad de
la potencia, porque este es un asunto que esta definido en las fuentes formales comunes rectoras de la responsabilidad civil
extracontractual por actividad peligrosa, como lo es el transporte de energia eléctrica, segun la calificacién actual que la
jurisprudencia y la doctrina vienen dando a las distintas actividades propias de la energia eléctrica.

En este tipo de actividades, de acuerde con el articulo 2356 del Cédigo Civil y la reiterada jurisprudencia de fa Corte Suprema
de Justicia, existe una presuncion absocluta de culpa, es decir, que no admite prueba en contrario, en cabeza de quien tiene la
guarda de la actividad, esto es quien tiene su direccién y control, io cual se predica de quien tiene a su cargo la administracion,
operacion y mantenimiento asociados a la actividad.

En tratandose de la transmisién de energia eléctrica quien tiene la guarda de esta actividad no es nadie distintc que el
transmisor, porgue, segun la regulacion gue rige esta actividad, éste es quien realiza {a actividad censistente en el transporte
de energia eléctrica por redes del STN, asi como la operacién, mantenimientc y expansion de parte de dicho Sistema.

Dado que en este tipo de actividades peligrosas {a culpa no es factor de imputacion de la responsabilidad civil, ni se puede
desvirtuar la presuncion de culpa para eximirse de responsabilidad, |a doctrina generaimente aceptada la clasifica cocmo un tipo
de responsabilidad objetiva.

De tal manera que si la responsabilidad civil del transmiser, por los dafios y perjuicios causados con la actividad de
transmisidn, es objetiva, esa es una calificacidén derivada de la naturaleza de la actividad, conforme {¢ ensefia la doctrina, y no
de la disposicion propuesta en la norma comentada, que nada prevé en torno a tal calificacién juridica.
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Por otro lado, el hecho de que la responsabilidad civil sea objetiva no significa que no operen los eximentes de
responsabilidad, como se sugiere en e! comentario; en estricto sentido, lo que sucede en este tipo de responsabilidad es que la
culpa nec es facter de imputacién de la responsabilidad ni eximente de la misma, sino que solamente operan como eximentes y
el hecho exclusivo de la victima y la llamada “causa extrafia”, como la fuerza mayocr o caso fortuito, que para el casc de las
actividades peligrosas debe ser un hecho imprevisible e irresistible totaimente ajenc o extrafio a dicha actividad, y el hecho
exclusivo del tercero.

Si la deficiencia en la calidad de la potencia en el STN que causé el dafio fue originada por la conexidn de un usuario a las
redes de un transmisor, no es facil concluir a primera vista, que en todos los casos se trate del hecho exclusivo de un tercero,
gue exima de responsabilidad al transportador, dado que, por una parte, un usuario de [a red del transmisor no es aiguien
totalmente extrafio al tfransportador sinc que, por el contrario, se trata de una persona que se conectd y tiene acceso a la red
en virtud del contrato de conexion celebrado con el mismo franspertador y, por otra parte, el hecho de que el usuario esté
conectado a la red dei transmisor, aun si el usuario opera la conexion, no desvirtia el hecho de que quien sigue manteniendo
el control de la operacién de los actives de usc de la red de transmision, incluyendo el control de 1a calidad de la potencia, v
por tanto la guarda de la actividad, en términcs juridicos, es el transmisor y no el usuario. En otros términos, el contrate de
conexién que celebra el transmisor con el usuario, atn si se acuerda que el usuario opere la conexién, no le fraslada a éste ia
guarda de la actividad de transmisién que se realiza a través de los activos de uso.

Perc aun en los casos en que la deficiente calidad de la potencia causada por el usuario pudiera calificarse juridicamente como
hecho exclusivo de un tercerc, que exime de responsabilidad al transmiscr, la norma propuesta no impide que asi se califigue.
Dicha norma aplica en aguetllos eventos en que el transmiscr deba indemnizar a un usuario por las deficiencias en la calidad
de la potencia que ocasicnd ofrc de sus usuarios, esto es, cuando de acuerdo con las normas comunes No se exonero de
responsabilidad, por ejemplo, porgue el hecho del usuario no fue constitutivo de hecho exciusivo de un tercero.

En este dltimo caso, la circunstancia de no exonerarse de responsabilidad se presentaria porque, como se dijo, el hecho del
usuario no reuniria los requisitos juridicos del eximente de responsabilidad denominade “hecho exclusivo de un tercero”, mas
no porgue {a norma propuesta lo impida.

La norma en cemento solamente da aplicacion a las normas comunes que rigen la responsabilidad civil y, especialmente, al
articulo 11 de la ley 142 de 1994, segun el cual “las empresas de servicios seran civiimente responsables por los perjuicios
ocasionados a los usuarics...”
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Finalmente, el hecho de incluir la regulacion de la calidad de la potencia en las normas que regulan la remuneracién de fa
actividad de transmision no le quita coherencia a esta dltima, dadc que segun el articulo 87.8 de la ley 142 de 1994, “Toda
tarifa tendra un caracter integral, en el sentido de que supondra una calidad {...) del servicio”.

Respuesta al Comentaric 18.

Las leyes 142 y 143 de 1994 sometieron la prestacién del servicio de fransmisidn a Ia libre iniciativa {Ley 142, Arts. 10 y 22;
Ley 143, Art. 7); la construccion y operacion de redes para el transporte de electricidad esta exclusivamente sometida a lo
dispuesto por estas Leyes, las cuales facultan a las empresas para operar las redes (Ley 142, Art. 28; Ley 143, Art 28);
igualmente, les asigno la responsabilidad civil por los perjuicios ocasionados (Ley 142, art. 11.9; Ley 143, Art. 85); las facuité
para ceiebrar contratos con otros prestadores de servicios publicos © con usuarios para reguiar el acceso compartido ¢ de
interconexion de bienes indispensables para la prestacién de servicios piblicos (L. 142, Art. 39.4); y sometid todos sus actos y
contratos al régimen juridico del derecho privado (L. 142, Art. 32; L. 143, Art. 8).

Como se observa, bajo el régimen juridico establecide en las leyes 142 y 143 de 1994, la actividad de transmisidon de energia
eléctrica no constituye una funcién administrativa de tal manera que la desconexidon de un usuario solamente proceda por
orden de autoridad administrativa, como se sostiene en el comentario, y menos que sclamente proceda por orden de autoridad
judicial.

La funcién judicial se ejerce cuando el derecho no se realiza espontaneamente y, en este sentido, es subsidiaria, porgue lo que
se espera es que tas empresas cumplan sus derechos y ejerzan sus obligaciones sin la intervencion judicial.

Especificamente, los articulos 174 y 30 de las leyes 142 y 143, respectivamente, pusieron en cabeza de las empresas el deber
de permitir la conexidn y acceso a sus redes, previc el cumplimiento de las normas que rijan el servicio. De tal manera que,
segun estas normas, son las empresas operadoras de las redes de transmisién quienes juridicamente tienen la facultad de
decidir sobre la conexién y €l acceso a sus redes, asi como el deber de verificar el cumpiimiento de las normas técnicas por
parte de quienes desean conectarse y acceder a sus redes.

Entre otras, por estas razones legales es que el numeral 11.1 del Cddigo de Ccnexion adoptado mediante la Resclucién
CREG-025 de 1995, tiene establecido que “las responsabilidades por la construccién, montaje y puesta en _servicio son
asumidas por el Transportador y el Usuario seqiin {a propiedad que cada uno tenga sobre los equipos en el Sitio de
Conexion, y por el CND o CRD y por el Transportador y ef Usuario por las consignaciones, libranzas y por la coordinacion de
maniobras que se deriven de las antericres actividades”. {(Destacamos).
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Por otra parte, el articulo 139 de la ley 142 de 1994, expresamente autorizd a las empresas para hacer suspensiones en
interés del servicio, como las necesarias para efectuar reparaciones técnicas y mantenimientos periédicos, sin que ello
constituya falla del servicio que dé jugar a la indemnizacién de perjuicios.

La norma propuesta contiene una medida preventiva orientada a que e! transmisor identifique oportunamente el equipo o
equipos causantes de una deficiencia en la forma de onda, o de un desbalance en {as tensiones de fase, y establezca
conjuntamente con el CND y los involucrados, un plaze maximo, razonable de acuerdo con las buenas practicas de ingenieria,
para [a correccidn de la deficiencia identificada, y si no se efectia la correccidn proceda a la desconexion, precisamente para
que se efectden las reparaciones técnicas necesarias.

Habiendo puesto las leyes 142 y 143 de 1994 la responsabilidad por la operaciéon de la redes y habiéndolas facultado
expresamente para suspender el servicic preventivamente o en interés del servicio para hacer las reparaciones técnicas que
sean necesarias, juridicamente carece de fundamento el argumento en el sentido de que en estos casos la suspension del
servicio sclamente procede por orden de auteridad competente.

Precisamente |a suspension en interés del servicio prevista en el articulo 139 de {a ley 142 de 1994 lo que busca es gue no se
ponga en peligro la prestacion del servicio por razones técnicas que estan bajo el control del operador de la red. Por esta
razon, resulta absurde e infundadc gue ante una falla técnica en las redes del Sistema de Transmisién Nacional ocasionada
por la conexion de un usuario efectuada con el consentimiento del transmisor, que amenaza poner en grave peligro as
personas, la vida animal y vegetal o la preservacién del medio ambiente, gestionable por el transmisor, este pretenda
escudarse en la espera de |la decisién de una autoridad competente que le ordene dicha suspensién, cuando la ley no previd
este tipo de intervencidon de autoridades competentes, sino que, por el contrario, pusc la operacién de las redes en cabeza del
prestador del servicio, lo auterizé6 para suspenderloc cuande sea necesario para reparar las fallas técnicas, y le atribuyé la
responsabilidad civil por los dafios causades.

Esta responsabilidad incluye no solamente los dafios causadeos por accién, como lo seria el evento en que la empresa permita
el acceso a sus redes de un usuario que no cumpla las normas técnicas como reiteradamente lo exigen los articulos 30 y 169
de la tey 142 de 1994, o que la empresa opere sus redes en forma contraria a las condicicnes de confiabilidad, seguridad y
calidad exigidas segun el articulo 33 de la ley 143; sino tambien los causados por omision en la toma de medidas preventivas
para evitar el dafic, como la que le auteriza el articulo 139 de la ley 142 de 1994 y que ordena la norma propuesta por la
CREG,

Ademas de lo anterior, pretender que el transmisor no debe suspender el servicio al usuario causante de la deficiencia en la
calidad de la potencia mientras no haya orden de autoridad competente, no solo es contrario al articulo 139 de ia ley 142 de
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1994 y a los articulos 28 y 33 de la ley 143 de 1994, sinc que también desconoce abiertamente que las normas expedidas por
la CREG son de obligatorio cumplimiento, tal como expresamente lo establecieron los articulo 3, in fine, y 169 de la ley 142 de
1994 y 28 de la ley 143 de 1994, y que constituyen mandatos de autcridad competente que deben cumplir los prestadores.

Por tal razdn, para la CREG resulta desconcertante que ante el mandato contenide en {a norma propuesta en el sentido de que
‘el TN debera proceder inmediatamente a la desconexién del equipo causante de fa deficiencia”, se pretenda que esta orden
no es suficiente para proceder a la suspensidn, sino gue por el contrario se requiera la orden de otra “auioridad competente”
distinta de la CREG, que es por excelencia la autoridad competente en esta materia.

En adicién, debe tenerse en cuenta que segun la Resclucion CREG-025 de 1995, Anexo “Cédigo de Conexién”, Numeral 6,
todo usuario que se conecte a las redes de transmisién debe celebrar con el transmisor un contratc de conexidn en el cual,
entre otras cosas, se debe “Convenir la respensabilidad y las condiciones técnicas de la operacidon y mantenimiento,
programado y correctivo, para coordinar su ejecucién de tal forma que se reduzcan los tiempos de indisponibilidad de equipos
y/o lineas”, y que, de conformidad con este misma normatividad, también hacen parte del Contrato y rigen su interpretacion y
alcance, ‘las Leyes Nos. 142, 143 de 1994 y sus decretos regulaterics”, asi como “las resoluciones vigentes de cargos de
conexién y transporte de energia emitidas por la CREG".

En conclusidn, no sclamente la ley 142 de 1994, articulo 139, permite ia suspension en interés del servicic para hacer las
reparaciones técnicas y la regulacion propuesta por la CREG ordena la suspension del servicio para corregir las deficiencias
en la calidad de la potencia, sino que, en adicion, en e! contrato de conexién entre el transmisor y el usuaric debieron haberse
previsto las-condiciones pertinentes para efectuar los mantenimientos preventivos y correctivos.

En cuante a fa afirmacién en el sentidc de que la propuesta “esta legitimando para hacer juicios de valor y tomar decisicnes
gue podria levar a causar un perjuicio a un Usuario”, se responde que de ninguna manera [a norma esta autorizando tales
aspectos.

Por una parte, la norma no esta autorizando al transmisor para hacer juicios de valor, sino esta exigiendo que cumpla lo que
legalmente debe cumplir en su calidad de transmisor, esto es, que identifique el equipo o equipos causantes de una deficiencia
en la forma de onda, ¢ de un desbalance en las tensiones de fase, lo cual no depende de un juicio de valor, sino de una
condicion técnica obijetiva que afecta Ia operacion de las redes que tiene el transmisor a su cargo y que estan bajo su control
tal como lo establecen los articulos 28, 30y 33 de la ley 143 de 1994, y 168 y 169 de Ia ley 142 del mismo afio.

Tampoco esta autorizande la norma propuesta que el transmisor tome decisiones que podria llevar a causar un perjuicio a un
Usuario. Es la propia ley, en las normas atras citadas, la que prevé gue el acceso a las redes solamente la puede permitir el
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propietario u operador a un usuario que cumpla ios requisitos técnicos, iuego la suspension por el incumplimiento de tales
requisitos es una causal valida de suspensidn en interés del servicio comc lo prevé el articulo 139 de la ley 142 de 1994 y
como también debié preverse en el contrato de conexion, es decir, se trata de una suspension por causas imputabies al
usuario que no genera responsabilidad para quien suspende, como esta previsto en la misma norma.

Finalmente, en cuanto a la falta de “los procedimientes administrativos”, debe tenerse en cuenta que la suspensién en interés
del servicio, como {a que se ordena en la norma propuesta, no s una sancién y, por tante, nc es ef resultado de un
procedimiento administrative.

Tratandose de una suspensidn en interés del servicio, lo Unico que e! articulo 139 de la ley 142 de 1994 exige es que se trate
de una suspensidn necesaria para hacer reparaciocnes técnicas o mantenimientos y se dé aviso amplio y oporiuno a los
usuarios.

Para el efecto la norma propuesta especificamente preve que conjuntamente con el CND y el usuario, esto es, que no es una
tarea gue recae exclusivamente sobre el transmisor ni depende enteramente de su arbitric, se identifigue el equipc o equipocs
causantes de una deficiencia en la forma de onda, o de un desbalance en las tensiones de fase se identifiquen los equipos, v
se defina el plazo maximo dentro del cuatl el usuaric debe corregir la falla, y vencide el plazc sin que lo haya hecho se

desconecte el equipo, y si no se ha podido identificar el equipo, se desconecte la carga gue esta causando tal deficiencia o
desbalance.

Gastos de AOM
| No. ! Remitente Comentario Respuesta !
CNO- i Incrementar los porcentajes de AOM de referencia | Se modifica la metodologia para !a obtencién

TRANSELCA | reccnocido para el primer afio y de los limites inferior y : del porcentaje de AOM, determinandoc un
superior establecidos con base en la proporcion de | porcentaje diferente para cada TN con base
. activos que se encuentran en contaminacion ambiental. | en la infoermaciéon de AOM reportada por cada
29. uno. Por lo anterior, no se afecta el
porcentaje de AOM a reconocer ni los limites
con ia proporcién de activos en ambientes
corrosives ya que estd implicito en su
promedio inicial.

: EEPPM Ei proyecto de resolucién propone presentar la | Para el AOM se debe utilizar ia informacién
30. " informacién de AOM extractada del PUC. Actualmente | del PUC reportada al SUI hasta el nivel 6 y ia
EEPPM dispone de la informaciéon hasta el nivel 4 del | informaciéon  presentada  debera  estar

D-010-09 METODOLOGIA PARA LA REMUNERACION 109
DE LA ACTIVIDAD DE TRANSMISION DE ENERGIA ELECTRICA '




=
=1

Sasicn No 401

PUC en el sistema de costos ABC, sin embargo, en
caso de requerirse un mayor nivel de detalle, ése seria

elaborado a través de un ejercicio administrativo, el cual
no seria exiraido directamente de los sistemas de:

informacion oficiales.

auditada, por tanto la empresa puede realizar
. un ejercicio administrativo para obtener la
informacion al nivel 6.

3.

ISA

El valor propuestoc de AOM no incorpora de manera
directa los costos en que incurren las empresas para
recuperar la infraestructura afectada por atentados. Por

lo tanto se reitera la solicitud de que los costos por !

recuperacion de infraestructura afectada por atentados
se reconozcan en un 100% sin aplicar el esquema de
productividad implicito en el proyecto de resolucion 110
de 2007.

De acuerdo con la infermacion reportada por
los TN la suma de Ilo gastadoc en
recuperacién de infraestructura afectada por
atentades y [o reportade por reposicidn
representan un porcentaje inferior al
premedio anual de reposicidon reconocido.

32.

IsA

Adicional a los costos de recuperacidn existen ofros
impactos en el AOM como resultado de los atentados:
i.Incremento de las pdlizas de seguros.
ii.Incremente en los costos de mantenimiento por
las medidas de seguridad requeridas para el
personal gjecutor.
tii.Mayor valor de recuperacidon por refuerzos
necesarios para mejorar la soportabilidad de
la infraestructura ante estas situaciones.

iv.Pérdida de vida Uil de cables, aisladores, |

herrajes y equipos de subestacién.

Estos conceptos se incluyen teniendo en:
. cuenta que se determinara un porcentaje de
AOM diferente para cada TN, con base en la
informacién de ACM reportada por cada uno.

33.

Ajustar el valor de AOM como porcentaje del active
eléctrico, una vez sean definidos los nuevos costos
unitarios.

Se ajusta el valor de ACM con {os nuevos
costos unitarios.

En el proyecto de resolucién solo se mencionan los
activos ubicados en ambientes corrosivos se solicita
considerar una referencia mas amplia como lo es el
términc atmésferas contaminadas, la cual hace
referencia a los activos afectados por contaminantes
agresives y nc agresivos, incluyendo los gases emitidos
a la atmédsfera por los voicanes, las industrias vy

Ver respuesta al comentaric 29.
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r | vehiculos que también son perjudiciales y favorecen la |
_formacion de la lluvia acida.
Metodologia
No. ' Remitente Comentario Respuesta
F XM Numeral 1.2. Ver respuesta al comentario 8
35 En la definicion del valor catastral, VTCs, se sugiere
: adicicnar a! final del texto "y serd tenido en cuenta desde

. el mes siguiente al de su recepcion en el LAC”

XM Numeral 1.3. Se incluye este comentario en la Resolucion.

,- Se debe incluir dentro de los activos a tener en cuenta
26 para la liquidacién del ingresc, aquellas unidades
‘ constructivas resultantes de las ampliaciones reguladas

: mediante el Arliculo 8 de la Resolucion CREG 022 de
2001; tal como se establecid en el Articulo 4.

XM Numeral 1.4. Representacion de activos ante el LAC Se tiene en cuenta ef comentario.

i Se establece que cada activo de uso estara representando
37. ante el LAC por el TN que lo opera. Sugerimos que se
permita que los actives puedan ser representados ante el

LAC y ante el CND por diferentes TN.

ISA Numeral 1.4. Representacién de activos ante el LAC. ! De acuerdc con la Resolucion quien
“Cada active de uso estara representado ante el LAC por | representa los activos ante el LAC es el TN
el Transmisor Nacicnal que lo opera” que lo opera, es decir el TN que tiene la
En los casos en que el activo es propiedad de un tercero, | responsabilidad ante el sistema de la
que no necesariamente es un transmisor, éste lo puede | operacion de dicho activo, sin importar si ésta

38. operar y encargar a un transmisor para recibir ia | es realizada por un tercero.
remuneracion.

. Por lo anterior, se debe precisar que la responsabilidad | En este sentido, es el TN que representa
ante un eventoc que ocasione una interrupcién en la | dicho activo el responsable ante un evento
prestacion del servicio, corresponde a quien opera el | que ocasione interrupcién en ia prestacion del
activo, que no necesariamente es el transmisor que lo | servicio.

\ representa ante el LAC para efectos de remuneracion.
39. }XM | Numeral 1.5 No se tiene en cuenta la energia reactiva
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Se establece que para calcular los cargos por uso
monomios se requiere la energia reactiva cuando ésta

~exceda el 50% de la activa, para cada periodo horario,
: registrada

en las fronteras comerciales de los
comerciatizadores.
debera ser reportada mensualmente por los
comercializadores y se refiere a las fronteras comerciales

con el STN, lo cual consideramos debe aclararse en el

'texto de la resolucion. Asi mismo, debe definirse si se
' requiere el reporte del exceso sobre el 50% de la activa o :

el total de reactiva.

Incluir explicitamente en la definicion P, (calculo del

cargo monomio horario) la energia reactiva reportada por
: el Comercializador. |

Entendemos que esta im‘ormacién'i

para el calcule de

los cargos por uso !
monomios. '

Unidades Constructivas

| No. Remitente

Comentario

Respuesta

CNO-EPM-
[SA

40.

costos financieros, de modo que éstos sean como
minimo del 22,58% de! costo FOB para las lineas de
transmision y del 16,77% para subestaciones. Los
costos financieros se deben obtener con el WACC ya
fque ésta es la tasa que combina los intereses de la
deuda y los costos de opertunidad del capital propio y

proyectos.

Se solicita revisar los porceniajes reconocidos para los

con 24 meses como tiempo de construccion de los

Los costos reconocides en la resolucion
aplican para todos los proyectos en operacion
cuya duracidn de construccion en promedio
ha sido menor a 24 meses.

Se considera apropiado reconocer el costo de
la deuda para calcular los costos financieros.

CNO

41. |

Aun cuando la UC CSM fue considerada para ser
remunerada en el proyecto de resclucion, solicitamos
revisar las propuestas presentadas en lo relacionado
i con los componentes necesarios para que un CSM
“cumpla con las responsabilidades asignadas a los
| transportadores segun las resoluciones existentes y por

La propuesta considera diferentes tamafios
de CSM de acuerdc con los activos
supervisados.
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otra parte con los tipos de CSM de acuerdo con el
dimensionamiento de activos a supervisar y maniobrar.

CON-EPM Teniendo en cuenta que el 8,4% de las subestaciones | El promedio de nimerc de bahias de las
del STN a 220/230 kV tienen mas de 12 bahias, el cual | subestaciones que tiene mas de 6 bzahias es

42. es un valor significativo, se solicita la definicidn del | inferior a 12, por loc que se considera
Co . Médulo Comun Tipo 3 y Modulo de Barraje Tipo 3 como | apropiado solo definir hasta el tipc 2.
UC tipicas, para las subestaciones que cumplen esta
condicion.
CON - XM Se solicita definir la UC “Linea 500 kV 1 circuite (4x1): La cantidad de UC de este tipo no es
43. Nivel 3" con las cantidades indicadas en el documento | representative, por lo tanto no se define una
de comentarios enviado por el CNO. nueva UC.
, CNO I Se solicita definir la UC “Linea doble circuito 230 KV, 2 | Ver respuesta al comentario 43.
i 44 . i conductores por fase, zona 3 en poste” con las
o . cantidades indicadas en el documentc de comentarios
enviado por el CNO.

CNO-EPM Se solicita definir las UC Maédulo Comun y Proteccién | Las unidades constructivas a remunerar
Diferencial de Barras Tipo 2 para la configuracién de | deben ser consecuentes con la normatividad
barra sencilla, extendiendo el Modulo Comin y la | existente, por lo tanto la propuesta es no

45 | Proteccion Diferencial de Barras Tipo 2 de las demas | crear una nueva unidad constructiva.
) . configuraciones. Asi mismo, se solicita definir la UC |
Médulo de Barraje Tipo 2 para dicha configuracion con
j las cantidades indicadas en el documento de
i comentarios enviado per el CNO.

CON-EPM Se soficita mantener la vida atil de 25 afios utilizado | Teniendo en cuenta los niveles de reposicién
actualmente en la regulacién para las lineas de | calculados a partir de la informacidn
transmisién y los equipos de subestacion, ya que es un | entregada por ios TN y las vidas Utiles

46 valor que en promedio busca asegurar la tasa de utilizadas en otros paises se ajustd (a vida Gtit
) retornc esperada (WACC) con el nivel de reposicién | de las lineas y subestaciones, reconociendo
i actual, el cual incluso se ira incrementando en la ; vidas (tiles cortas para equipos electrénicos.
. medida en que la edad de la red se vaya haciendo
; mayor.
CNO- Teniendo en cuenta que las UC Proteccién Diferencial | Ver respuesta al comentario 46.
| 47. | TRANSELCA |de Barras y Médulo Comun estan conformadas
fundamentalmente por equipos electrénicos, se solicita
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definir para ellas una vida util de 10 afos.

48. |

XM

Se sugiere incorporar fa configuracidon anillo

P encapsulada {230 kV), y sus respectivos efectos en

cuanto al establecimientc de UC y costos unitarios, ya
gue esta configuracion la tienen las subestaciones

Occidente y La Tasajera de Empresas Publicas de ;
Medellin SA. E.S.P., que se vienen remunerando por |

asimilacién a la configuracién barra doble encapsulada.

Ver respuesta al comentario 43.

49.

XM

. En el numeral 2.2.1 del Anexo 2, no se incluyeron los

valores de Areas Tipicas de las UC de subestaciones —
ATUCS - correspondientes a fa configuracién dcble
barra mas transferencia encapsuiada.

Se incluye

50.

M

En el numeral 2.1.3 anexo 2 no aparece el costo
unitario para la Bahia de Acople de ia configuracion

! barra doble mas transferencia.

Se incluye

51.

TRANSELCA

Se sclicita reconsiderar la propuesta con relacion al
aumento en [as vidas Utiles de los actives basadc en el

bajo nivel de reposiciones realizadas en el periodo

evaluado, ya que comc lo manifestamos, con la
remuneracidon  obtenida, el inversionista espera
recuperar la inversion inicialmente realizada y ias

; reposiciones para mantener el equipc en operacion

continua y permanenie soOlo deben comenzar a ser
significativas cuando los equipos se van acercando a su
vida util.

Ver respuesta al comentario 46.

TRANSELCA

Establecer una vida dtil diferencial para los activos en |

zchas con contaminacion salina (la cual deberia ser
incluso menor de 25 afics), considerando el efecto de |a
contaminacién ambiental en los actives de la Costa
Atlantica.

Ver respuesta al comentario 46.

53.

TRANSELCA

Se solicita incluir la UC especial que permita remunerar
los framos de lineas que cruzan el rio Magdalena, por
tratarse de torres que tienen mayores exigencias en la
obra civil y en la altura de las estructuras, tal como se

Ver respuesta al comentario 43.
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' describe en el documento de comentarios de

 TRANSELCA.

| Para las subestaciones que se encuentran a mds de

: 2200 msnm se solicita que se contemplen unidades |

- constructivas de bahias de linea, transformador, !

| compensacion y barraje para las configuraciones 1, 3 y
5, que se obtengan incrementando en un 7,5% el valor
| de interruptores, seccionadores, cuchillas de puesta a

estructuras metalicas para pérticos asi como también la

unidades constructivas correspondienies.

! tierra, transformadores de corriente, pararrayos, .
transformadores de tensién, aisladores de soporte, |

ampliacién en un 10% del area requerida para las

Ver respuesta al comentaric 43.

Se solicita inciuir en los costos reportados per EEB para
el CSM otros costos de modernizacién en los que se
incurrié durante el afio 2007 como son: i} Ingenieria de
. BD, ii) Mimico, iii} Software y Hardware EMS, iv)
Ampliacion del Front End, v} Consola y Planta
Telefonica y vi} Module Comun.

Adicionalmente, se solicita que para la conformacion del
' valor final de esta Unidad Constructiva, se incluyan los
valores de EEB como datc adicional para obtener el
promedic junto con los cosios presentados por otras
empresas y el Comité de Transmisién.

Ver respuesta al comentario 41.

Adicicnalmente, en la propuesta se los CSM

se desagregaron en varias UC.

| EEB ’
| 54,
EEB
55.
EEB
| 56.

- FOB de equipos ya gue se encontraron aigunas
diferencias:

» En latabla 19 del documento 094 de 2007, Barraje
tipo 1 - configuraciéon 8 y 9 la suma presentada es
de CCP miles 314.000. La suma de los 3 items nos
da COP miles 648.251.

Se solicita revisar las sumas de los siguientes costos !

Se revisé.
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+ En la tabla 27 del documentc 094 de 2007, Barraje
tipo 1 - configuracidn 8 y 9, la suma presentada es
de COP miles 628.000, pero la suma de los 3 items
neos da COP miles 1.296.501.

"EEB

En la tabla 14 moédulo comun tipo 1 — configuracion 1 a | Se revisé.
! 57. 9 y en la tabla 22 méddulo comun tipo 2 — configuracion
1 a g falta incluir ios costos financieros.
Debido a que se requiere un incremento en las ! Verrespuesta al comentario 43.
distancias de seguridad se recomienda adicionar en un
| 58. 10% el valor de remuneracion para los terrenos de las
! ; subestaciones ubicadas a una altura superior de los
2200 msnm.
EEB El nivel de reposicién en los equipos de subestaciones | Ver respuesta al comentario 46.
y en {as lineas sustenta una vida util que se acerca mas | Adicionalmente, al revisar el ejercicio
59 a los 25 afios que a los 40 afios que propone la CREG. | entregado por los TN, se observa que no se
T tiene en cuenta la parte correspondiente a la
instalacién para obtener el promedio de vida
util.
EPM Se solicita revisar los costos de las cadenas de | El cosio de estos elementos corresponde al
aisladores de suspensién y de retencién, del cable de | promedio de los datos suministrados por los
60. guarda y del acero de las estructuras, pues su | TN.
valoracidn esta muy por debajo de los valores de
mercado.
EPM Se solicita revisar y ajustar el valor de la obra civil del | Ver  respuesta ~al  comentario  60.
Méduiec Comun, ya que tomando como referencia | Adicionalmente, para el calculo del promedio
- costos recientes de EPM, expresados en pesos del | se incluyeron valores de firmas de ingenieria. |
61. 2006, éste es un 106% superior al costo propuesto por
' : la Comision, adn asimilando el modulo comuin del STN,
{ con unc de 4 bahias de una subestacion de 115 kV que
es de menores especificaciones.
: EPM ! EPM considera que los argumentos presentados por el | Ver respuesta al comentaric 55.
f 62. CNO en el documento “Nuevas Unidades Constructivas

y sus Costos Unitarios — Sistema de Transmision
Nacional “, con fecha 24 de junio de 2004, elaborado y
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emitido por el (CNO), para justificar la conformacion de -
' fos diferentes tipos de la Unidad Constructiva CSM, |
‘ siguen siendc validos. Per lo anterior, estimamos que

los valores a reconccer por la CREG deben ser

coherentes con las Unidades Constructivas propuestas |
por e} CNO, tomando como referencia datos de |
. contratos o cotizaciones recientes.

63.

'ISA

i Se solicita revisar el coste propueste para la estructura

de lineas ya que éste no refleja costos eficientes de

mercado. Se propone 3.864 KCOL/Ton (pesos de dic. :

2006)

Ver respuesta al comentaric 60.

64.

{SA

Se solicita revisar el costoc del IVA a reconocer en los
costos unitarios ya que los supuestos asumidos para la

definicién de estos costos no pueden aplicarse !

estrictamente en las empresas de Transmision. Se
propone utilizar un valor del 9% del FOB que
corresponde a una financiacion de 3 afios y no del 1,5%
presentado en la resolucién que se asume corresponde
a una financiacién de 1 afio.

Se considera apropiado incluir solo fa
financiacion correspondiente a un afio.

65.

ISA

Se solicita no incrementar la vida util de los equipos de
subestaciéon por encima de 25 afios y reconocer una
vida Ut menor para las bahias cuyos equipos de
interrupcién requieren mas operaciones de lo normal,

como resultado de la implementacién del esquema de |

control de tensién y potencia reactiva.

Se solicita no incrementar la vida Ut de las lineas de

. transmisidn por encima de 30 afios

Ver respuesta al comentaric 59.

Calidad del Servicio

No.

Remitente -

Comentario

! Respuesta

66.

CNOC

Incluir en la definicién de trabajos de expansion, los | Se incluye que los trabajos de expansion
proyectos asociados con la entrada en operacién de | consideran la entrada en operaciéon de
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activos de los STR ¢ SDL aprobados por la UPME o por
quien la CREG designe, asi como también los trabajos
i asociados con fa repesicion o cambio de equipos por el
. crecimiento del sistema, reportados por la UPME.

: asociados con la reposicion ¢ cambio de |

proyectos del Plan de Expansidn, Activos de
conexion ¢ de Uso del STN, ia conexidon de
un generader o de un usuario al STN y los

equipos en activos dei STN.

Establecer uncs tiempos mayores de indisponibilidad de
los activos inmersos en zonas afectadas por fenémenos
de contaminacién ambiental, para lo cual se proponen
. como metas para BL = 22 h, LIN_220 =38 h, LIN_500 =
41 h.

Las maximas horas anuales de
indisponibilidad se establecieron como un
promedio de los datos suministrados por los ;
TN, dentro de los cuales se incluyen los
tiempos para este fipo de activos.

No definir limite al ndmero de dias consecutivos para la
gjecucién de los mantenimientos mayores y permitir los
casos en que por razones de seguridad o confiabilidad
~del SIN o por requerimientos técnicos de
mantenimientos mayores sea necesaric suspender y
reprogramar posteriormente la continuidad del mismo.

dias consecutivos, ya que en caso contrario
los |

Se mantiene la propuesta en cuanto at|
establecimientc de un limite al nimero de ;

se perderia el concepto de mantenimiento
mayor. Sin embargo, se incluye que el
Mantenimiento mayor se puede suspender |
por instruccién del CND o de una autoridad
competente.

Se solicita mantener la exclusién de los eventos con
| duracién menor a 10 minutos y extender el tiempo, con
. el fin de que los transportadores dispongan del tiempo
suficiente para realizar el andlisis y poder tomar las

de holgura son necesarios para el correcto analisis del
evento y para poder tomar la decision de la declaracién
de disponibilidad en forma segura.

! cobijar los eventos menores de 10 minutos.
decisiones operativas adecuadamente. Los 10 minutos |

Se mantiene ia propuesta de incluir una hora |
en la estimacion de fas maximas horas .
anuales de indisponibilidad con el fin de

CNO-
i TRANSELCA
. 67. | -ISA
CNO
68.
CNO-
TRANSELCA-
EPM-ISA
69.
‘ CNO
70.

' Regular la indisponibilidad del Mddule de Barraje en
- forma similar al concepto de indisponibilidad parcial ya

cuando deba sacarse de servicic una de las barras en
las  configuraciones que tienen doble barra.
Adicionalmente, en los casos en que se tiene
I seccionamiento de barras, cuando deba sacarse de
| servicio una de las secciones tampoco debe

i porcentaje
. que éste no se debe considerar indisponible totalmente -

Para el médulo de barraje se calculara el
de bahias que guedaron
disponibles con respecto al nimero total de :
bahias.
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considerarse indispenible el barraje.

CNO-
TRANSELCA-
| EPM-ISA

i

71. |

Extender la exclusién de indisponibilidades por fuerza

compensaciones por hechos que estarian por fuera de

. su control y debida diligencia.
. No se puede discutir si
compensaciones gque se generen por eventos de fuerza -

mayor o caso fortuito, ya que estos eventos por su
naturaleza deben ser excluidos.

. Se incluye comentario y se establece que se
mayor ¢ casc fortuitc a los activos de subestacién, a fin .
de que el transportador no asuma responsabilidad por |

las polizas cubren Jas |

excluye del AOM los valores de las cuentas
gue correspondan cen el costo de la prima

por lucro cesante por efecto de
indisponibilidad ocasionada por fuerza'
mayor.

; CNO-EPM

72,

Para los casos de indisponibilidades de lineas originadas
en eventos gue constituyan fuerza mayor ¢ de cualquier

active ocasionadas por alteracion del orden publico, ;

establecer un mecanismo de seguimienio y control al
croncgrama de trabajo del transportador, para la puesta
en servicio del activo, a fin de asegurar su desempefio
diligente, sin reducir su ingresc por situaciones o
circunstancias que estén por fuera de su control y debida

| diligencia; y que solo en caso de que se comprueba que ;

indisponibilidades superiores a seis meses son debidas
a una gestién ineficiente y no diligente por parte del
transportador, se apliqgue la reduccion en la
remuneracion del transportador.

Dado que los usuarics tampoco tienen
control de la situacién, se comparie la
remuneracion entre agentes y usuarios.

CNO-
| TRANSELCA-
 EPM-ISA

73.

Se solicita que el esquema de compensaciones gue se
defina para los transportadores no sea funcion de la

ENS, sino que sea funcion del ingresc que por éste
- recibe, para lo cual podrian incluirse factores gue -

amplifiquen el valer de la misma, como se utiliza en ctros

! paises, y que dependan del impacto que tendria dicha

indisponibilidad sobre la ENS, pero manteniendo
siempre el eguilibrio econdmico de la actividad.

Acotar estas compensaciones con un valor gue sea una
porcién del ingreso total que recibe la empresa, a fin de
asegurar la sostenibilidad de la misma.

La compensacién se mantiene en funcién de
la ENS pero se calcula solc para el periodo
horario, dentrc de las dos primeras horas de |
duracién de la indisponiblidad en el que se |
obtuvo el maximo valor de la Energia No
Suministrada.

Lc compensadc en un mes m por este
concepto, para cada TN |, estara limitado al
60% de la suma de los ingresos antes de
compensaciones.
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Entre las acciones de mejoramiento del sistema hay
unas que son competencia de los transportadores como
son la revisién de consignas operativas, otras se salen
de su control como la necesidad de fortalecer el sistema,
mejorar las configuraciones de las subestaciones
estratégicas del mismo, revision de los codigos técnicos,
mejoramienic de los sistemas de comunicaciones,

implementacién de un esquema de arrangue auténomo, :

etc.

Dado el caracter estructural de estos aspectos, se
solicita que el establecimiento del esquema de
compensaciones que se defina, que deberia ser funcién
del ingreso, asegure la solucidon previa de todos los
problemas identificados, asi como la implementacion de
las acciones que resuiten del estudio que adelanta la

: UPME sobre subestaciones estratégicas del STN, que

en todo caso también deberian ser consideradas como
exclusiones.

Ver respuesta al comentario 66.

E! esquema de compensaciones como funcién de la
ENS, solo debe ser aplicable en aquellos casos en que
el activo indisponible esté excediendo las horas de
indisponibilidad establecidas por el regulador. Asi
mismo, las exclusiones aplicables para el calculo de los
indices de indisponibilidad de los activos igualmente
deben ser tratadas como exclusicnes para la aplicacién
del esquema de compensaciones que finalmente se
defina, que deberia ser funcidén de ios ingresos.

Se considera que la compensacion por ENS
debe aplicarse sin importar si el activo esta
excediendo las maximas horas anuales de
indisponibilidad. De otro lado, se entiende
gue las exclusiones aplicables para el
calculo de los indices de indisponibilidad de
los actives también aplican para €l esquema
de compensaciones de ENS y CANO.

CNO-ISA
i
74.
CNO-ISA
75.
CNO
76. |
‘I

El costo con el cual se valora la compensacion cocmo
funcién de la ENS no deberia ser el Costo incremental
Operativo de Racionamiento de Energia,
correspondiente al escaldén donde se encuentre el
porcentaje de ENS, el cual podria ser muy alto, se
propone utilizar el costc del primer escaldon de
racionamiento, aunque la compensacién no deberia ser

Se mantiene el valor de la compensacién i
asociado con el escaldn del Costo
Incremental Operativo de Racionamiento de
Energia donde se encuentre el PENS, pero
se limitan las horas a compensar a una hora
correspondiente a la que obtuvo el maximo :
valor de la Energia No Suministrada |
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definida de esta forma sinc en funcién de los ingresos.

77.

CNO-ISA

Se solicita que el esquema de compensaciones en

- funcion de ENS, en casc de definirlo, no aplique a las
: desconexiones programadas de elementos del sistema

de transmision ni a las redes que hacen parte de un
sistema radial o de un sistema deficiente en términos de
la confiabilidad del suministro.

| demanda que este activo hubiera podido !
. suplir no esta incluida en la proyeccién de

Se incluye comentario. Se entiende que si la
desconexién es programada la posible

demanda.

78.

CNO-[SA

. pagandc compensaciones no so6lo por sus activos .
. indisponibles, sinc por los demas actives que queden en

E! aplicar una compensacion en funcion de los activos no
operativos, conllevaria a que el transportador esté

condicibn de no operativc, por razén de una
caracteristica que es esencial, natural e inevitable de los
sistemas y subsistemas eléctricos, y que no depende de
una decisién particular que esté en cabeza del
transportador. Adicionalmente, la pérdida de un sistema
o0 subsistema en serie normalmente tiene el mismo
impacto que ia pérdida de todos los demas elementos de
ese sistema, lo cual no deberia dar fugar a la aplicacién
de una compensacin adicional a la propia del active que
ha quedadc indisponible.

Por lo anterior, se solicita no definir un esquema de

compensacion que sea funcion de los activos que :

quedan no operativos por la indispenibilidad de otro

: activo del sistema de transmision.

Tal como se presenté en la propuesta esta
compensacion aplica solo cuando las Heras
Anuales de Indisponibilidad Acumuiada son
mayores que las Maximas Horas Anuales de
indisponibilidad Ajustadas.

En el STN se remunera la disponibilidad de
los activos. El usuario nc debe asumir la
remuneracion de los activos que estan
disponibles perc nc pueden operar.

XM

- El CND debe determinar el activo causante de ia ENS, lo

cual no es un calculoc que se pueda hacer de una
manera matematica y objetiva, entre otros, por cuanto
los eventos generalmente obedecen a una sucesion de

hechos o a hechos simultaneos, en los cuales pueden |
participar varios agentes Transmisores, generadores_‘_;
OR e incluso el propio CND asi como pueden contribuir -

las condicicnes propias del sistema en el momento de
ocurrencia del mismo. Adicichalmente, el CND podria

Se modifica la propuesta y se establece que
con base en el procedimiento que el CND
someta a aprobacién de la CREG para el
calculo de la ENS, se determinara el PENS.
El CND enviara cuandc sea el caso el
informe a la SSPD para que dicha entidad
sea quien determine si se presentd ENS y el
agente responsabile.
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estar actuando como juez y parte.

Se propone que el informe técnico que realice el CND,

con base en la informacién que recopile scbre el evento, '
sea entregado a un tercero que se encargue de realizar

la investigacién, quien finalmente ordene aplicar Ila

compensacion.

80.

XM

El procedimiento gue se establezca para la
determinacion del activo causante, debe tener en cuenta
los plazos para la liquidacion de cargos por uso del STN,
evitando ajustes a la facturacion.

Se tiene en cuenfa comentario.

81. !

XM

Si ocurren  varios eventos simultanecs  que

. desemboquen en ENS, debe incluirse una regia de

asignacion. Asi mismo, establecer el procedimiento si el
evento es ocasionadc por un agente diferente de un
transmisaor nacional, o si no existe informacién suficiente
y/o contundente para determinar el causante del evento.

Cuando no sea posible identificar el
causante del evento, se entiende que no
habra fugar a compensacion por ENS. Asi
mismo, {a asignacidn dependerda del:
porcentaje de representacidn de {os activos.

82.

XM

Definir cual es el periodo de tiempo que debe ser
empieado para determinar ta magnitud de la ENS,
teniendo en cuenta los tiempos que se requieren para
ejecutar maniobras para el restablecimiento, asi como el
hecho de que un active disponible puede permanecer
abierto por un largo periodo de tiempo, si [as condiciones
del SIN asi o ameritan.

Ver respuesta al comentaric 73.

83.

XM

Establecer el tratamiento de los mantenimientos en
cuanto al calculo de la ENS. En general, establecer un

. procedimiento para el calculo de la ENS.

Ver respuesta al comentaric 77.

84.

XM

. Establecer procedimiento {formulacion) para el calcule

del PENS.

Ver respuesta al comentario 83.

XM

Se establece que la ENS se calcula con base en la !

prediccion horaria de demanda para el Despacho
Economico “que estima el CND”. Es de anotar que el
prondsticc de demanda utilizado en el despachc es
responsabilidad de lcs OR.

De acuerdo con el Coédige de Operacidn la
prediccibn de demanda de pctencia la
efectiia el CND y la envia a las empresas
semanalmente el dia miércoles y recibe ;
comentarios o modificaciones hasta el dia
viernes a las 13:00
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se expresa en MVA (s6lo en transformadores). Se ; variables CR;« ¥y CN..

XM Establecer incentivos a la instalacién de esquemas i No es claro el comentario.
86. suplementarios en el STN, asi como la coordinacién de
éstos entre los TN, los OR y los generadores.
XM Establecer incentivos que posibiliten 1a reconfiguracion | Si es un proyecto adicional deberia ir por
87. gprovisional de activos en falla, con el fin de evitar | UPME si es una reconfiguracién el CND la
| racionamientos. determinara.
- XM En la exclusién de las indisponibilidades debidas a : Ver respuesta al comentario 686.
! trabajos de expansidn, inciuir aquellos actives que !
. 88. aungue no estén en el Plan de Expansion de referencia,
se requieren para conectar un generador o un usuario al
! STN.
89 XM Tener en cuenta como causal de exclusién lo dispuesio | La definicidn de este aspecto hara parie del
) en el RETIE reglamento.
. XM Establecer metas para el activo modulo comuin ya que su | Se definen maximas horas anuales de
90. indisponibilidad ocasiona que resulten no operativos sus | indisponibilidad para todos los activos.
activos asociados.
XM Definir el términc “Activo No Operativo” y se propone: | Se incluye una definicién de Activo no
“Estado en el que se encuentra un activo que estando | Operativo.
91. ! disponible y listo para operar (funcionar) no lo puede
hacer porque una falla ¢ mantenimiento en otro Activo
{elemento) del sistema lo ha dejado fuera de servicio”
. XM Definir el términc “Maniobra” y se propone: “acciones | Hara parte del reglamento.
92, ejecutadas sobre los elementos de corte y de regulacion,
manual ¢ automaticamente, de manera local o remota”.
: XM Incorporar las definiciones IDA y MIDA, dadc que la | Se tiene en cuenta el comentario.
. 93. resolucién definitiva derogaria a la Resolucion CREG | :
. 061 de 2000. ;
XM ,:En las indisponibilidades excluidas, numeral v, no se | Setiene en cuenta el comentaric. '
i ll incluyé ta alteracidon del orden publico para {as
94. consignaciones de emergencia, lo cual no parece
: consecuente con las exclusiones establecidas en el
; o numeral iv en el cual se incluye esta causal.
95 XM La capacidad para el calculo del HID no necesariamente | Se elimina la unidad de medida para las
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sugiere que no se establezca expresamente fa unidad de | F
medida. | Ver respuesta al comentario 70.
Debe establecerse cédmo se determinara la !
indisponibilidad de la unidad constructiva modulo de .

barraje.

TRANSELCA | Las compensaciones en funcién de la ENS o por dejar | _
| no operativos otros activos es una sancién por falla del | De acuerdo con to establecido en el articulo !
. servicio dado que en este casc no hay una relacion | 87.8 de la ley 142 de 1994, el Ingreso
' directa entre la compensacién regulada y el servicio | Regulado de cada TN supone una calidad
. prestado, reflejando con ellc que se trata de una | con las caracteristicas definidas en fa
“sancion” y no de un componente tarifario deducido de | regulacién y las variaciones que excedan o
_; acuerdo con la Ley, y en el cual no se esta considerando | superen los limites alli definidos daran lugar
1 el rol pasivo de la transmisién, ni el desequilibric | a reduccidn de dicho Ingreso a través de la
96. economico que una sancién de este tipc podria implicar | aplicacion de las Compensacicnes.
para una empresa de transmision.
Adicionalmente, en relacidn con el esquema de ENS, la | Adicionalmente, ver respuesta al comentario
CREG le estaria atribuyendo funciones jurisdiccionales | 79.
1 sancionatorias al CND, sin considerar el ordenamiento
. legal en materia de responsabilidad civil y el derecho :
- fundamental al debido proceso, al tiempo que termina
asumiendo facultades sancionatorias que van mas alla
de su potestad delegada.

TRANSELCA- | Mantener las exclusiones de las indisponibifidades que | El TN es el legitimado para ejercer las

97. | EPM-ISA se originan en el hecho de un tercero. acciones contra el tercero causante de
| dafios en su red.
"EEB | Dado que actualmente el CND presenta semanalmente | La propuesta considera los calculos

. los célculos parciales de indisponibilidad, solicitamos que | mensuales y no semanales.
quede como obligacién del CND el publicar:
98. . semanaimente calculos parciales de indisponibilidad, con
el fin que los agentes y el CND lieven un seguimiento de
las indisponibilidades en una ventana de tiempc mas

. corta.
99 EEB Debe mantenerse el incentive de la programaciéon ! No se excluyen las indisponibilidades
) . semestral de mantenimientos y considerar estas | originadas en mantenimientos consignados
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indisponibilidades  excluidas bien sea para |la
indisponibilidad de los activos o {a que se tenga en
cuenta para determinar la compensacion del ingreso.

- Indisponibilidad del programa semanal que
. no sean utilizadas para el activo.

en el programa semestral. Adicionalmente,
se establece como incentivo para cumplir la
programacion semana! contar las horas de

100.

EEB

La programacién y ejecuciéon de las reparaciones para
los equipos de subestaciones normalmentie toman 6
meses dada la necesidad en algunos cascs tener que
[ importar equipos. Por esta razdén se propone que en
general o al menos en los casos de subestaciones, el
tiempo para empezar a disminuir el ingreso sea de 12
meses.

Se considera 6 meses como tiempo
adecuado para empezar a disminuir el
ingreso.

1101.

| EEB

Las compensaciones de los proyectos de expansién
resultantes de las convocatorias no deberian calcularse
sobre el ingreso asociado al valor de las Unidades
Constructivas sino sobre el porcentaje respectivo del
ingreso del proyecto, pues se estaria ocasionando un
desequilibrio econdmico para las convocatorias ya
| adjudicadas.

Se continda con la propuesta de mantener
como referencia el valor de las UC definidas
para la actividad de Transmisién.

102.

EEB

Se sglicita modificar la férmula para el calculo del HID, i,
ya que con la formula propuesta en la Resolucién se
obtienen resultados gque no son logicos. De otro lado, el
IDA y el MIDA incluyen los eventos de 1 afio atras y por
ende se estarian incluyendo en el célculc de HID
eventos de casi dos afios y pagandc compensacion por
dichos eventos. Esto conllevaria la aplicacion retroactiva

los activos que hayan tenido una indisponibilidad
superior a las metas en el valor de THC se incluya e!
promedio de las horas adicionales de indisponibilidad a
las metas. Se proponen las siguientes formulas:

i 4
| HID, ., - lmax‘ 0. max| 0.(MIDA,  —1DA, )*@]— A.*Lfouiw
| T T Pl “7" 100 )

de las compensaciones. Pensamos que lo correcto es
gue al aplicar 1a formula del numeral 3.7.1 de! anexc 3 a -

Ver respuesta al comentario 111.
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mO-1

| THC,,, = ) HID,,

r=mi-ii

hacerse una validacion de las bases de dates como son

EEB ~ Al reglamentar el tema de compensaciones por ENS o
i i por dejar no operativos otros activos se debe tener en | Se entiende que si la desconexién es
! cuenta: programada la posible demanda que este
1'  EITN notiene injerencia en e! desarrollo del STN. . activoe hubiera podido suplir no esta incluida
« Las configuraciones de las S/E han sido definidas | en la proyeccion de demanda.
buscandc minimizar los cosios de las mismas y las
modificaciones de éstas asi como la topologia de la | Ver respuesta al comentario 79.
red son definidas por ia UPME y no por iniciativa del
103. TN.
o Al realizar  determinadas actividades de
mantenimiento es necesaric interrumpir el flujo de
energia por ofros activos.
« Conflictoc de intereses para el CND que es quien
determina el origen del evento, cuando participa ISA
(principal accionista de XM) como uno de los
posibles causanies.
| EEB En la definicibn de los tiempos maximos de |Llos actives que estan sin flujc de energia |
! indisponibilidad permitida no se incluyercn los tiempos | debide a la indisponibilidad de otro activo
104. en que un activo estaria sin flujo de energia debido a la | estan disponibies por io tanto este tiempo ne
indisponibilidad de otro activo. hace parte de los tiempos maximos de
. indisponibilidad permitida.
ISA ' Se solicita establecer un procedimiente que permita | Entendiendo que el comentario hace !
~ definir en forma técnica y objetiva la informacién a utilizar ' referencia a la identificacién del causante de
i | en caso de discrepancias que puedan presentarse en el | ENS ver respuesta al comentario 79.
contexto operativo, utilizando otra infermacién disponible
' de los agentes y del CND a partir de la cual puede!

| los registros de los relés de proteccién, los registros de |

falla, el secuenciador de eventcs (SOE) y las
grabaciones de las salas de contrel. Lo anterior, teniendo

i
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en cuenta que fa solucién propuesta en la Resolucion :

110 es la situacion mas desfavorable para el TN.

106. |

ISA

Utilizar la informacidn estadistica de las bahias de los
fransformadcres tanto del STN comoc de conexidén a
dicho sistema, con el fin de que la meta que se adopte
sea el resultado de penderar adecuadamente las metas
de ambos tipos de activos.

- esta informacidén fue considerada para el

Teniendc en cuenta que las bahias de
conexion al STN son remuneradas en la
actividad de Distribucidén, a excepcidén de |
unas configuraciones de subes{aciones,

establecimiento de las maximas horas
anuales de indisponibilidad de activos del |
STR. '

107.

ISA

i Resolucion 11
- compensacion, y mas especificamente para el SVC de

Se solicita mantener la meta de disponibilidad de {a
de 2002 para los modulos de

Chind 500 kV; esto es de 48 horas anuales. Lo anterior,
ya que los tiempos de indisponibilidad del moédulc del
SVC no estarian cubiertos por la meta propuesta de 15
h

Adicionalmente, se solicita definir una meta mayor para

las bahias de compensacién que son maniobradas por
- controles  VQ,
i accionamienteos diarios que los hacen mas susceptibles

ya que éstas son sometidas a

a falla y a mas intervenciones de mantenimiento.

Ver respuesta al comentario 67.

1108. |

El buen comportamiento y los esfuerzos y mejoras que
vienen implementando [as empresas en sus procesos de
operacién y mantenimiento, nc deben ser castigados con
reduccion de metas. Por lo anterior,

gastos AOM para ta definicion de las metas de calidad,
de modo que la meta actualmenie vigente para cada
activo sea el valor de referencia para determinar las
metas para el nuevo marco regulatorio. Asi cuandoc la
meta calculada con la estadistica 2001-2006 sea

diferente a la meta vigente, ésta se ajuste con la mitad
{ de ia diferencia entre la meta vigente y la meta

se solicita |
implementar un esquema similar al propuestc para Ios |

los datos

La propuesta se basa en
estadisticos.
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calculada, de modo que las empresas tengan un

incentivo a mejorar sus tiempos de indisponibilidad por |

debajo de la meta regulada, sin que dicha mejora se
traslade en un 100% a la meta para el siguiente periodo
tarifario.

109.

L ISA

Para los casos de indisponibilidades de lineas originadas

en eventos que constituyan fuerza mayor o de cuaiquier :

activo ocasicnadas por alteracidon del orden piblico, no
se debe afectar su remuneracion si mediante el
cronograma acordado y los informes de avance
periddicos se puede controtar la ejecucion eficiente de
lcs trabajos.

Por oftro lado, solo deberia comprometerse Ia
componente asociada con el AOM, seria el dnico
concepio en el que en teoria se dejaria de incurrir
mientras la linea se encuentra fuera de servicio, aunque
se deba seguir incurriendo en los costos de las personas
y medios logisticos necesarios para el mantenimiento.

Ver respuesta al comentario 72.

110.

- {SA

Se solicita la segmentacion de los mantenimientos
mayores en dias no consecutivos y hasta en 4
programas semestrales de mantenimiento.

Ver respuesta al comentario 68.

Se solicita modificar [a formula para el calculo del HID i,
de modo que los activoes que tuvieron un desempefo
adecuado (IDA>MIDA} tengan un H!D bajo, pero
aguellos activos cuyo desempefio estuvo por debajo de
la meta de disponibilidad se obtenga un valor de HID
aito.

1

4 I . Q7
T ma.\'{ 0. MHAL —max O.UDA, . - MDA, J* oo

i ~ A

Se modifica la formula.
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Sesion No 4671

Teledisparos

No.

Remitente

Comentario

Respuesta

112.

CNO

Se solicita definir un esquema regulatoric para el

a)

tratamiento de los esquemas suplementarios de proteccién
que considere los siguientes aspectos:
Temporalidad. Estos esquemas no deben atrasar ni:

ocultar sefiales de expansion en el SIN y por tanio
deben ser considerados con caracter transitorio,
mientras se adelantan los proyectos de expansion.
Responsabilidades. El agente beneficiario del
teledisparo debe ser el responsable de su instalacion,
operacién y mantenimiento. En los casos de varios
agentes beneficiarios, el responsable debera ser el
agente mas beneficiade. En los casos en que sea dificil
identificar el agente beneficiario, el teledisparo podria
definirse como una UC, en cuyo el TN seleccionado
responderia por la operacion adecuada o inadecuada
de los mismos, mediante un esguema de
compensacion que sea funcion det ingreso asociado
con dichos equipos, a fin de mantener siempre el
equilibrio econémicc en la ejecucidn y cperacion de ios
mismos. :

Remuneracion. Establecer un régimen remuneratorio .
para estos esguemas mediante el tratamientc de!

unidades constructivas.

Este tema se analizara en !a revisidn del :

codigo de operacion.
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Anexo 2. UNIDADES CONSTRUCTIVAS
Subestaciones de 230 kV

Tabla 31. Bahia de Linea Barra Sencilla — SE201

Costo . Costo
ITEM Unitario Cantidad (miles $/08)

EQUIPOS DE PATIO

interruptor 175.478 1,00 175.478

Seccionador 34.380 1,00 34.380

Seccionador con cuchilla 42.845 1,00 42,645

Transformador de comiente 230 kV 30.615 3,00 91.845

Transformador de tension 230 kV 18.736 3,00 56.209

descargador de sobretension 230 kV 10.150 3,00 30.451

Trampa de onda de 230 kV 19.785 2,00 39.571

telecomunicaciones (PLP o FQ) 223388 1,00 223.388

Aislador poste 2.885 1,00 2.885

Acero Estructural (Ton) 8.289 65,47 53.663

Gabineta Medida 49 852 1,00 49 852

Gabinete proteccion 120.418 1,00 120.418

SCC contralador de campo 115.486 1,00 115.486

Sisterna Registro de fallas 98.092 0,50 49.046

Servicios auxiliares caseta control 113.616 0,50 56.808

Accesaorios de conexion AT Tipo 1 17.327 1,00 17.327

Cables médulo 48.500 1,00 48.500

Total FOB 1.208.152

Costo

FACTOR DE INSTALACION % FOB | (miles $/08)

Transporie Maritimo 3,19% 38.514

Seguro Maritimo 0,40% 4,858

Costo CIF (USD) T 251624

Bodegaje 1,66% 20.018

Arancel 13,29% 160.559

Transporte Terrestre 2,05% 24.743

Seguro terresire 0,52% 6.298

IVA equipos {16% [CIF+ARANCEL]) 1,50% 18.082

Costo DDP (USD) 1.481.224

Montaje Pruebas y puesta en servicio 11,80% 142 .521

Repuestos 3,00% 36.245

Obras civiles 29,00% 350.365

Costo Directo (USD) 2.010.354

|Ingenieria (Diseno) 6,12% 73.906

Interventoria 6,93% 83.754

Administracion de la gjecucion 4,468% 53.823

Costo Indirecto (USD) 211.483

Costos Financieros 3,50% 42.285

Costo Total con costos financieros (UJSD) 2.264.122

Factor neto de instalacion sin costos financieros | 187,4%

Factor adoptado (Tabla 1) 185,0%

Costo Total adoptado 2.235.080
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Tabla 32. Bahia de Transformador Barra Sencilla - SE202

Costo . Costo
ITEM Unitario| C2MH93d | iies $/08)
[EQUIPOS DE PATIO
Interruptor 175.478 1,00 175.478
Seccionador 34,380 1,00 34.380
Seccionador con cuchilla 42.845 1,00 42.84%
Transformador de corriente 230 kV 30.615 3,00 91.845
Transformador de tensién 230 kV 18.736 3,00 56.209
descargador de sobretension 230 kv 10.150 3,00 30.451
Aislador poste 2.885 1,00 2.885
Acero Estructural (Ton) 8.289 6,47 53.663
Gabineta Medida 49.852 1,00 49852
Gabinete proteccién para el lado de 230 kV 93.086 1,00 93.086
SCC contralador de campo 115.486 1,00 115.486
Sistema Registro de fallas 98.092 0,50 49.046
Servicios auxiliares caseta control 113.616 0,50 56.808
Accesorios de conexion AT Tipo 2 15.239 1,00 15.239
Cables modulo 48.500 1,00 48.500
Total FOB 975.773
Costo
FACTOR DE INSTALACION % FOB (miles $/08)
Transporte Maritimo 3,19% 28.194
Seguro Maritimo 0,40% 3.682
Costo CIF (USD) 048.649
Bodegaje 1,66% 15.174
Arancel 13,29% 121.703
Transporte Terrestre 2,05% 18.755
Seguro terrestre 0,52% 4774
IVA equipos (16% [CIF+ARANCEL]) 1,50% 13.706
Costo DDP (USD) T122.761
Montaje Pruebas y puesta en servicio 11,80% 108.030
Repuestos 3,00% 27473
Obras civiles 29,00% 2685575
Costo Directo (USD) 1.523.839
Ingenieria (Disefio) 6,12% 56.020
Interventoria 6,93% 63.485
Administracion de la ejecucion 4.46% 40.798
Costo Indirecto (USD) 160.303
Costos Financieros 3,50% 32.052
Costo Total con costos financieros (USD) 1716.195
Factor neto de instalacion sin costos financieros 187.4%
Factor adoptado (Tabia 1) 785,0%
Costo Total adoptado 1.694,181
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Tabla 33. Bahia Linea Barra Principal y Transferencia — SE203

Costo . Costo
ITEM Unitario | C3™1929 | iles $108)
[EQUIPOS DE PATIO
interruptor 175.478 1,00 175.478
Seccionador 34.380 2,00 68,759
Seccionador con cuchilla 42.845 1,00 42 845
Transformadar de carriente 230 kV 30615 3,00 91.845
Transformador de tension 230 kV 18.736 3,00 56.209
Descargador de sobretension 230 kV 10.160 3,00 30.451
Trampa de onda de 230 kV 19.785 2,00 39.571
telecomunicaciones (PLP o FQ) 223.388 1,00 223.388
Aislador poste 2.885 2,00 5771
Acero Estructural (Ton) 8.289 10,95 80.764
Gabineta Medida 49,852 1,00 49.852
Gabinete proteccién 120.418 1,00 120.418
$CC contralador de campo 115,486 1,00 115.486
Sistema Registro de fallas 98.092 0,50 49.048
Servicios auxiliares caseta control 113.616 0,50 56.808
Accesorios de conexion AT Tipo 1 51,240 1,00 51.240
Cables modulo 48 500 1,00 48.500
[Total FOB 1316.430
Costo
FACTOR DE INSTALACION % FOB (miles $/08)
Transporte Maritimo 3,19% 41.966
Seguro Mantimo 0,40% 5294
Costo CIF (USD) 1.363.680
Bodegaje 1,66% 21.812
Arancel 13,29% 174.849
Transporte Terrestre 2,05% 28,967
Segquro terrestre 0,52% 6.862
VA equipos (16% [CIF+ARANCEL]) 750% 19,702
Costo DDP (USD) 1.613.976
Montaje Pruebas y puesta en servicio 11,80% 155,294
Repuestos 3.00% 39.493
Obras civiles 29,00% 381.766
Costo Directo {USD) 2.190.528
Ingenieria (Diseno) 8,12% 80.530
Interventoria 6.93% 91.260
Administracion de la gjecucion 4:46% 58.647
Costo Indirecto:(USD) 230.437
Costos Financieros 3,50% 46075
Costo Total con costos financieros (Ugﬁ 2.467.040
[Factor neto de instalacion sin costas financieros 187.4%
Factor adoptado (Tabla 1) 185,0%
Costo Total adoptado 2.435.305
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Tabla 34. Bahia Transformador Barra Principal y Transferencia - SE204

Costo . Costo
ITEM unitario| €299 | (miles $/08)
EQUIPOS DE PATIO -
Interruptor 175.478 1,00 175.478
Seccionador 34 380 2,00 68.759
Seccionador con cuchilla 42 845 1,00 42.845
Transformador de corriente 230 kV 30.615 3,00 91.845
Transformador de tensién 230 kV 18.736 3,00 56.209
Descargador de sobretension 230 kV 10,150 3,00 30.451
Aislador poste 2.885 2,00 5.771
Acero Estructural (Ton) 8289 10,95 90.764
Gabineta Medida 49.852 1,00 49.852
Gabinete proteccion para el lado de 230 kV 93.086 1,00 93.086
SCC contralador de campo 115.486 1,00 115.486
Sistema Registro de fallas 98.092 0,50 49:046
Servicios auxiliares caseta control 113.616 0,50 56.808
Accesorios de conexién AT Tipo 1 51.240 1,00 51.240
Agcesorios de conexion AT Tipo 2 48.285 1,00 48.285
Cables modulo 48.500 1,00 48.500
Total FOB 1.074.425
Costo
FACTOR DE INSTALACION % FOB | (miles $/08)
Transporte Maritimo 3,19% 34 257
Seguro Maritimo 0,40% 4,320
Costo CIF (USD) 1.112.997
Bodegaje 1,66% 17.803
Arancel 13,29% 142.787
Transporte Terrestre 2,05% 22.004
Seguro terrestre 0,52% 5.601
IVA equipos (16% [CIF+ARANCEL) 1,50% 16.080
Costo DDP (USD) 1.317.272
Montaje Pruebas y puesta en servicio 11,80% 126.745
Repuestos 3,00% 32.233
Obras civiles 29,00% 311.584
Costo Directo (USD) 1.787 835
Ingenieria (Disefio) 6,12% 65.725
Interventoria 6,93% 74.484
Administracion de la gjecucion 4.46% 47.866
Costo Indirecto (USD) 188.075
Costo Total sin costos financieros (USD) 1.975.909
Costos Financieros 3,50% 37.605
Costo Total con costos financieros (USD) 2.013.514
Factor neto de instalacidn sin costos financieros 187.4%
Factor adoptado {Tabla 1) 185,0%
Costo Total adoptado 1.987.687
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Tabla 35. Bahia Linea Doble Barra — SE205

Costo . Costo
LTfM Unitario Cantidad {(miles $/08)
EQUIPOS DE PATIO
interruptor 175.478 1,00 175.478
Seccionador 34,380 2,00 68.759
Seccionador con cuchilla 42.845 1,00 42.845
Transformador de corriente 230 kV 30.615 3,00 91.845
Transformador de tension 230 kV 18.736 3.00 56.209
descargador de sobretension 230 kV 10.150 3,00 30.451
Trampa de onda de 230 kV 19.785 2,00 39.571
telecomunicaciones (PLP o FO) 223.388 1,00 223.388
Aislador poste 2.885 2.00 5.771
Acero Estructural (Ton) 8.289 11,77 97.561
Gabineta Medida 49.852 1.00 49 852
Gabinete proteccion 120.418 1,00 120,418
SCC contralador de campo 115.488 1,00 115.486
Sistema Registro de fallas 98.092 0,50 49.046
Servicios auxiliares caseta control 113.616 0,50 56.808
Accesorios de conexion AT Tipo 1 60.310 1.00 60.310
Cables modulo 48.500 1,00 48 500
Total FOB 1.332.297
FACTOR DE INSTALACION %rFo®y st
(miles $/08)
Transporte Maritimo 3,19% 42 472
Seguro Maritimo 0,40% 5357
Costo CIF (USD) 1.380.126
Bodegaje 1,66% 22 Q75
Arancel 13,29% 177.057]
Transporte Terrestre 2,05% 27286
Seguro terrestre 0,52% 6,945
IVA equipos (16% [CIF+ARANCEL]) 1,50% 19.940
Costo DDP (USD) 1.633.429
Montaje Pruebas y puesta en servicio 11,80% 157,165
Repuestos 3,00% 38.969
Qbras civiles 29,00% 386.367
Costo Directo (USD) 2216931
Ingenieria (Disefo) 6,12% 81.500
Interventoria 6,93% 92 360
Administracion de la ejecucion 4.46% 59364
Costo Indirecto (USD) 233.215
Costos Financieros 3,50% 46.630
Costo Total con costos financieros (USD) 2.496.776
Factor neto de instalacion sin costos financieros 187,4%
Factor adoptado (Tabla 1) 185,0%
Costo Total adoptado 2484 749
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Tabla 36. Bahia Transformador Doble Barra — SE206

Costo . Costo
ITEM Unitario | 21929 | (miles $/08)
EQUIPOS DE PATIO
interruptor 175.478 1,00 175.478
Seccionador 34.380 2.00 68.759
Seccionador con cuchilla 42 845 1,00 42 845
Transformador de corriente 230 kV 30615 3,00 91.845
Transformador de tension 230 kV 18.736 3,00 56.209
descargadar de sobretension 230 kV 10.150 3,00 30.457
Aislador poste 2.885 2,00 5771
Acero Estructural (Ton) 8.289 11,77 97.561
Gabineta Medida 49.852 1,00 49.852
Gabinete proteccion para el lado de 230 kV 93.088 1,00 93.086
SCC contralador de campo 115.486 1,00 115.486
Sistema Registro de fallas 98.092 0.50 49 046
Servicios auxiliares caseta conirol 113.618 0,50 66.808
Accesorios de conexion AT Tipo 2 49783 1,00 49.783
Cables médulo 48.500 1,00 48.500
Total FOB 1.031.481
FACTOR DE INSTALACION % FOB Costo
{miles $/08)
Transporte Marftimo 3,18% 32.882
Seguro Maritimo 0,40% 4148
Costo CIF (USD) 1.068.510
Bodegaje 1,66% 17.091
Arancel 13.29% 137.080
Transporte Terrestre 2,05% 21.125
Seguro terrestre 0,62% 5377
IVA equipos (16% [CIF+ARANCEL]) 1,50% 15.438
Costo DDP (USD) 1,264 621
Montaje Pruebas y puesta en servicio 11,80% 121.679
Repuestos 3,00% 30.944
Obras civiles 29,00% 299.130
Costo Directo (USD) T716.375
Ingenieria (Disefo) 6,12% 63.098
Interventoria 6,93% 71.507
Administracién de la ejecucion 4,468% 45953
Costo Indirecto (USD) 180.558
Costos Financieros 3,50% 36.102
Costo Total con costos financieros (USD) 1.933.034
Factor neto de instalacién sin costos financieros 187.4%
Factor adoptado (Tabla 1) 185,0%
Costo Total adoptado 1.908.239
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Tabla 37. Bahia Linea Doble Barra mas Seccionador de Transferencia — SE207

Costo . Costo
ITEM Unitario| C2™M193¢ | iles $/08)
[EQUIFOS DE PATIO
interruptor 175.478 1,00 175478
Seccionador 34.380 3,00 103139
Seccionador con cuchilla 472 845 1,00 42 845
Transformador de corriente 230 kV 30.615 3,00 91.845
Transformador de tension 230 kV 18.736 3,00 56.209
descargador de sobretension 230 kV 10.150 3,00 30.451
Trampa de onda de 230 kV 19.785 2,00 39.571)
telecomunicaciones (PLP o FO) 223,388 1,00 223388
Aislador poste 2.885 7,00 20198
Acero Estructural (Ton) 8.289 16,52 136.950
Gabineta Medida 49.852 1,00 49862
Gabinete proteccion 120.418 1,00 120.418
SCC contralador de campo 115.486 1,00 116 486
Sistema Registro de fallas 98 092 0,50 49046
Servicios auxiliares caseta control 113.616 0,50 56 808
Accesorios de conexion AT Tipo 1 53422 1.00[ 53 422
Cables modulo 48500 1.00] 48500
Total FOB 7413605
FACTOR DE INSTALACION % FOB Costo
(miles $/08)
Transparte Maritimo 3,19% 45 064
Seguro Maritimo 0,40% 5 684
Costo CIF (USD) 1,464 354
Bodegaje 1,66% 23422
Arancel 13,28% 187 863
Transporte Terrestre 2,05% 28.957
Seguro terrestre 0,52% 7 369
IVA equipos (16% [CIF+ARANCEL)) 1,50% 21,157
Costo DDP (USD) 1733115
Montaje Pruebas y puesta en servicio 11,80% 166.757
Repuestos 3,00% 42 408
Qbras civiles 29.00% 409.947
Costo Directo (USD) 2.352 227
Ingenieria (Diseno) 8,12% 86474
Interventoria 6,93% 97 997
Administracién de Ia ejecucion 4,46% 62976
Costo Indirecto (USD) 247 447
Costos Financieros 3.50% 49 476
Costo Total con costos financieros (USD) 264G 151
Factor neto de instalacion sin costos financieros | 187.4%
Factor adoptado (Tabla 1) 185,0%
Costo Total adoptado 2815170
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Tabla 38. Bahia Transformador Doble Barra mas Seccionador de Transferencia —

SE208
Costo . Costo
ITEM Unitario| C3M193d | (iles $/08)
EQUIPOS DE PATIO
Interruptor 175.478 1,00 175.478
Seccionador 34.380 3,00 103.139
Seccionador con cuchilla 42.845 1,00 42.845
Transformador de corriente 230 kV 30.615 3,00 91.845
Transformador de tension 230 kV 18.736 300 56.209
descargador de sobretension 230 kV 10.150 3,00 30.451
Aislador poste 2.885 7.00 20.198
Acero Estructural (Ton) 8.289 16,52 136.950
Cabineta Medida 49,852 1,00 49.852
(3abinete proteccion para el lado de 230 kV 93.086 1,00 93.086
$CC contratador de campo 115.486 1,00 115,486
Sistema Regisiro de fallas 98.092 050 49.046
Servicios auxiliares caseta control 113.616 0,50 56.808
Accesorios de conexion AT Tipo 2 50.468 1,00 50.468
Cables modulo 48.500 1,00 48.500
Total FOB 1.120.361
FACTOR DE INSTALACION % FOR Costo
(miles $/08)
Transporte Maritimo 3.19% 36716
Seguro Maritimo 0,40% 4.505
Costo CIF (USD) 1.160.582
Bodegaje 1,66% 18.564
Arancel 13,29% 148692
Transporte Terrestre 2,05% 22 945
Seguro terrestre 0,52% "5.81@
IVA equipos (16% [CIF +ARANCEL]) 1,50% 16.768
Costo DDP (USD) 7373591
Montaje Pruebas y puesta en servicio 11,80% 132164
Repuestos 3,00% 33611
Obras civiles 29,00% 324.906
Costo Directo (USD) 1864 271
Ingenieria (Disefo) 6.12% 58 635
interventoria 6,93% /7668
Administracién de la ejecucion 4,46% 19812
Costo Indirecto (USD) 196.116
Costos Financieros 3,50% 39213
Costo Total con costos financieros (USD) 2.099.600
Factor neto de instalacién sin costos financieros | 187,4%
Factor adoptado (Tabla 1) 185,0%
Costo Total adoptado 2.072.668
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Tabla 39. Bahia Linea Doble Barra mas Seccionador de By Pass —~ SE209
Costo . Costo
ITEM Unitario| ©@M1939 | (iles $/08)

[EQUIPOS DE PATIO

Intecruptor 175.478 1,00 175478

Seccionador 34.380 4,00 _137.518

Seccionador con cuchilla 42 845 1,00 42 845

Transformador de corriente 230 kV 30.615 3,00 91.845

Transformador de tension 230 kV 18.736 3,00 56.209

Descargador de sobretension 230 kV 10.150 3,00 30.451

Trampa de onda de 230 kV 18.785 2,00 39.571

telecomunicaciones (PLP o FQ) 223388 1,00 223.388

Aislador poste 2.885 5,00 14 427

Acero Estructural (Ton) 8.289 16,33 135,358

Gabineta Medida 49 852 1,00 49.852

Gabinete proteccién 120.418 1,00 _120.418

$CC contralador de campo 115.486 1,00 115,486

Sistema Registro de fallas 98.092 0,50 49.046

Servicios auxiliares caseta control 113.616 0,50 56.808

Accesorios de conexion AT Tipo 1 58.948 1,00 58948

Cables modulo 48.500 1,00 ~ 48500

Total FOB 1446 148

FACTOR DE INSTALACION % FOB Costo

(miles $/08)

Transporte Maritimo 3,19% 46101

Seguro Maritimo 0,40% 5.815]

[Costo CIF (USD) ' 1 498.064

Bodegaje 1.66% 73 962

Arancel 13,29% 192.188

Transporte Terrestre 1_205% 29617

Seguro terrestre 0952% 7.539

IVA equipos (16% [CIF+ARANCELY) 1,560% 21.644

Costo DDP (USD) , 1.773.013

Montaje Pruebas y puesta en servicio 11,80% 170.596

Repuestos 3.00% 43.384

Obras civiles 29,00% 419.384

Costo Directo {(USD) : 2.406.378

Ingenieria (Diserio) 8,12% 885.465

Interventoria 6,93% 100,253

Administracion de la ejecucion 4 ,48% 64.426

Costo Indirecto (USD) 253.144

Costos Financieros | 3,50% 50.615

[Costo Total con costos financieros (USD) 2710137

Factor neto de instalacion sin costos financieros 187,4%

[Factor adoptado (Tabla 1) 185,0%

Costo Total adoptado 2.675.374
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Tabla 40. Bahia Transformador Doble Barra mas Seccionador de By Pass — SE210

Costo . Costo
'TEM Unitario | C3M1939 | (iles $108)
EQUIPOS DE PATIO ,
Interruptor 175478 00 175.478
Seccionador 34.380 400 137.518
Seccionador con cuchilla 42 845 1,00 42.845
Transformador de corriente 230 kV 30.615 3,00 91 845
Transformador de tension 230 kV 18.736 3,00 56.209
Descargador de sobretension 230 kv 10.150 3,00 _30.451
Aislador poste 2.885 5,00 14.427
Acero Estructural (Ton) 8.289 16,33 135,358
Gabineta Medida 49 852 1,00 49 852
Gabinete proteccion para el lado de 230 kV 83.086 1,00 93.086
$CC contralador de campo 115.486 00 115 486
Sistema Registro de fallas 98.092 0.50 49.046
Servicios auxiliares caseta control 113.6160 50 56.808
Accesorios de conexion AT Tipo 2 56.210 1.00 56210
Cables médulo 48.500 1,00 48.500
Total FOB 1.1563.120
FACTOR DE INSTALACION % FOB Costo
(miles $/08)
Transporte Maritimo 319% 36.760
Seguro Maritimo 0,40% 4.637
[Costo CIF (USD) 1.194.517
Bodegaje 1.66% 19.106
Arancel 13,29% 153.245
Transporte Terrestre 2.05% 23616
[Seguro terrestre 0,92% 6.011
IVA equipos (16% [CIF+ARANCEL)) 1,50% 17.258
Costo DDP (USD) 1413 754
Montaje Pruebas y puesta en servicio 11,80% 136.029
Repuestos 3,.00% 34.594
QObras civiles 29,00% 334,406
Costo Directo (USD) 1,018,782
Ingenieria (Disefo) 6,12% 70.539
Interventoria 6,93% 79 939
Administracion de la ejecucion 4,46% 51.372
Costo Indirecto (USD) 201.850
Costos Financieros 3,60% 40.359
Costo Total con costos financieros (USD) 2.180.992
[Factor neto de instalacion sin costos financiercs 187 ,4%
[Factor adoptado (1abla 1) 185,07
Costo Total adoptado 2.133.273
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Tabla 41. Bahia Linea Interruptor y Medio -~ SE211

Costo . Costo

[TEM Unitario | ©2™1929 | (miles s/08
EQUIPOS DE PATIC
Interruptor 175.478 1,00 175478
Seccionador 34.380 2,00 68.759
Secclonadar con cuchilla 42 845 1,00 42 845
Transformador de corrignte 230 kV 30.615 3,00 91.845
Transformador de tension 230 kV 18.7368 3,00 56.209
Descargador de sobretension 230 kV 10.150 3,00 30.451
Trampa de onda de 230 kV 19.785 2,00 39.571
telecomunicaciones (PLP o FQ) 223 388 100 223 388
Aistador poste 2.885 1.00 2.885
Acero Estructural (1on) 8 288 3,88 73639
Gabineta Medida 49 852 0,50 24926
Gabinete proteccidn linea 120418 1.00 120.418
SCC contralador de campo 115.486 1,00 115.486
Sistema Registro do fallas 98.092 0,50 49 046
Servicios auxiliares caseta control 113.616 0,50 56.808
Accesorios de conexion AT Tipo 1 60.020 1.00 60.020
Cables modulo 58.500 1,00 58.500
Gabinete Proteccion Diametro 197.021 0,50 98 511
[Total FOB 7388.785
FACTOR DE INSTALACION % FOB Costo
| (miles $/08)
Transporte Maritimo 3,19% 44273
Seguro Maritimo 0,40% 5.585
Costo CIF (USD) 1438642
Bodegaje 1,66% 23.011
Arancel 13,29% 184.564
Transporte Terrestre 2.05% 28.443
Seguro terrestre 0,52% 7240
VA equipos (16% [CIF+ARANCEL)) 150% 20.785
Costo DDP (USD) 1.702.685
Montaje Pruebas y puesta en servicio 11,80% 163.829
Repuestaos 3,00% 41664
QObras civiles 29.0C% 402.749
Costo Directo (USD) 2.310.927
Ingenieria (Disefio) 6,12% §4.956
Interventoria 6,93% 95.276
Administracion de la ejecucion 4,46% 61871
Costo Indirecto (USD) 243.103
Costo Total sin costos financieros (USD) 2.554.030
Costos Financieros | 350% 48.607
Costo Total con costos financieros (USD) 2.602.637
Factor neto de instalacion sin costos financieros 187 4%
Factor adoptado (Tabla 1) 185,0%
Costo Total adoptado 2 569.253
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Tabla 42. Bahia Transformador Interruptor y Medio — SE212

Costo . Costo
ITEM Unitario | “2™1929 | (11ijes $/08)
EQUIPOS DE PATIO
Interruptor 175.478 ,00 175.478
Seccionador 34.380 2,00 68.7569
Seccionador con cuchilla 42 845 1,00 42 845
Transformador de corriente 230 kV 30615 3,00 91.845
Transformador de tension 230 kV 18.736 3,00 56.209
Descargador de sobretension 230 kV 10.150 3,00 30.451
Aislador poste 2.885 1,00 2.885
Acero Estructural (Ton) 8.289 8.88 73.639
Gabineta Medida 49 852 0.50 24 9286
Gabinete proleccion para el lado de 230 kV 93.086 1,00 93.086
SCC contralador de campo 115.486 .00 115.486
Sistema Registro de fallag 98,082 0,50 49.046
Servicios auxiliares casela control 113.616 50 56.808
Accesorios de conexion A1 Tipo 2 57.066 1,00 57.066
Cables modulo 58.500 1,00 58.500
Gabinete Proteccion Diametro 197.021 50 98.511
Total FOB 1.085.541
FACTOR DE INSTALACION % FOB Costo
(miles $/08)
Transporte Maritimo 3,19% 34.924
Seguro Maritimo 0,40% 4,405
Costo CIF (USD) 7134877
Bodegaje 1,66% 18.162
Arancel 13.29% 145.593
Transporte Terrestre 2,05% 22.437
1Seguro terrestre 0,92% 5711
IVA equipos (16% [CIF+ARANCEL)]) 1.50% 16.396
Costo DDP (USD) 1.343.161
Montaje Pruebas y puesta en servicio 11,80% 129.236
Repuestos 3,00% 32 866
Obras civiles T29.00% 317.708
Costo Directo (USD) 1.822.971
Ingenieria (Diseio) 6,12% 6/.017
Interventoria 6.93% 75.947
Administracién de la ejecucién 4, 46%, 48.807
Costo Indirecto (USD) 191.771
Costo Total sin costos financieros (UE";D) 2.014.742
Costos Financicros 3,50% 38.344
Costo Total con costos financieros (USD) 2.053.086
[Factor neto de instalacién sin costos financieros 187.4%
Factor adoptado (Tabla 1) 185,0%
Costo Total adoptado 2.026.751
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Tabla 43. Bahia Linea Anillo~ SE213

Costo . Costo
ITEM Unitario| ©#"939 | (mijes $i08)
EQUIPOS DE PATIO
Interruptor 175478 1,00 175478
Seccionador 34.380 2,00 68.759
Seccionador con cuchilla 42 845 1,00 42 845
Transformader de corriente 230 kV 30615 3,00 91.845
Transformador de tension 230 kV 18.736 3,00 56.209
Descargador de sobretension 230 kV 10.150 3,00 30.451
Trampa de onda de 230 kV 19.785 2,00 39.571
telecomunicaciones (PLP o FO) 223.388 1,00 223.388
Aislador poste 2.885 6,00 17.313
Acero Estructural (Ton) 8.289 10,43 - 86.454
Gabineta Medida 49.852 1,00 49.852
Gabinete proteccion linea 120418 1,00 120.418
SCC contralador de campo 115.486 1,00 115.486
Sistema Registro de fallas 98.092 0,50 49.046
Servicios auxiliares caseta control 113.616 0,50 56.808
Accesorios de conexion AT Tipo 1 47.742 1,00 47.742
Cables modulo 58.500 1.00 58.500
Gabinete Proteccion Diametro 197.021 0,5"0 98.511
Total FOB 1.428.674
FACTOR DE INSTALACION % FOB Costo
(miles $/08)
Transporte Maritimo 3,19% 45.544
Seguro Maritimo 0,40% 5745
Costo CIF (USD) 1.479.963
Bodegaje 1,66% 23.672
Arancel 13.29% 189.865
Transporte Terrestre 2,05% 29,260
Seguro terrestre N 0.52% 7.448
IVA equipos (16% [CIF+ARANCEL]) 1,50% 71382
Costo DDP (USD) 1.751.580
Montaje Pruebas y puesia en servicio 11,80% 168.535
Repuestos 3,00% 42.860
QObras civiles 29.00% 414.317
Costo Directo (USD) 2.577.302
Ingenieria (Disefio) 6,12% 87.398
Interventoria 6,93% 09.042
Administracion de la ejecucion 4,46% 63.648
Costo Indirecto (USD) 250.085
Costos Financieros | 3.50% 50.004
Costo Total con costos financieros (USD) 2677 391
Factor neto de instalacién sin costos financieros 187 4%
[Factor adoptado (Tabla 1) T85,0%
Costo Total adoptado 2.643.048
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Tabla 44. Bahia Transformador Anilio- SE214

Costo : Costo
ITEM Unitario| ©2M934 | iles $i08)

EQUIPOS DE PATIO ‘

Interruptor 175.478 1,00 175.478
Seccionador 34.380 2,00 68.759
Seccionador con cuchilla 42 845 1,00 42.845
Transformador de corriente 230 kV 30615 3,00 91.845
Transformador de tensien 230 kV 18.736 _3.00 56.209
Descargador de sobretension 230 kV 10.150 3,00 30.451
Aislador poste 2.885 6,00 17.313
Acero Estructural (Ton) 8.289 10,43 86.454
Gabineta Medida 49.852 1,00 49.852
Gabinete proteccion para el lado de 230 kV 93.086 1,00 93.086
SCC contralador de campo 115.486 1,00 116.486
Sistemna Kegistro de fallas 98.092 0.50 49 046
Servicios auxiliares cascta control 113.616 0.50 56 8038
Accesorios de conexion AT Tipo 2 44,138 1,00 44 138
Cables médulo 58.500 1,00 58.500
Gabinete Proteccion Diametro 197.021 0,50 98511
Total FOB 1.185.932

o Cc osto

FACTOR DE INSTALACION % FOB (miles $/08)
Transporte Maritimo 3.19% 37.806
Seguro Maritimo 0,40% 4769
Costo CIF (USD) 1.228.507
Bodegaje ] . 1,66% 19.650
Arancel 13,29% 157.606
Transporte Terrestre 2,05% 24.288
Seguro terrestre ' 0,52% _ 6.182
IVA equipos (16% [CIF+ARANCEL)) 1,50% 17.749
Costo DDP (USD) 1.453.982
Montaje Pruebas y puesta en servicio 11,80% 139.899
Repuestos ) 3.00% 35.578
Obras civiles 29,00% 343.921
[Costo Directo (USD) 1.973.381
[Ingenieria (Diseno) 6.12% 72.547
Interventoria 6,93% 82.214
Administracidon de la ejecucion 4.46% 52.834
Costo Indirecto (USD) 207.594
Costos Financieros 3.50% 41.508
Costo Total con costos financieros (USD) 2.222.483
[Factor neto de instalacion sin costos financieros 187 4%

[Factor adoptado (Tabla 1) 785.0%

Costo Total adoptado 2.193.976
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Tabla 45. Bahia Linea Encapsulada Doble Barra—- SE215

Costo . Costo
ITEM Unitario Cantidad (miles $/08)
EQUIPOS DE PATIO ENCARSULADO
Interruptor 553.873 1.00 553873
Seccionador 120.848 3,00 362.545
Cuchilla de Puesta g tierra 68.251 3.00 204.752
Transformador de Corriente 26.499 3,00 79.498
Acople Aire - SF6 210.081 3,00 630.242
Ductos de conexion 307.460 1,00 3Q07.460
Fuelles amortiguacion Vibraciones 27.695 3,00 83.085
EQUIPOS DE PATIO CONVENCIONAL
Transformader de tension 230 kV 18736 3,00 56.209
Descargador de sokbretension 230 kV 10.150 3,00 30.451
Trampa de onda de 230 kV 19.785 2.00 39.571
telecormnunicaciones (PLP o FO) 223388 1,00 223 388
Acero Estructural (Ton) 8289 539 44 644
Gabinets Medida 49 857 1,00 49 852
Gabinete proteccion linca 120.418 1.00 120.418
5CC contratador de campo 115,486 1,00 115.486]
Sisterna Registro de (allas 98.092 0,50 49.046
Accesorios de conexién AT para parte convencional 4.561 1,00] 4.561
Cables madulo 48 500 1,00 48 500
TOTAL FOB 3.003.578
FACTOR DE INSTALACION % FOB Costo
{miles $/08)
Transporte Maritimo 3,19% 95.750
Segurc Maritimo 0,40% 12.078
[Costo GIF (USD) 3.111.406]
Bodegaje 1.66% 49.767
Arancel . 13,29% 399.164
Transporie Terrestre 2.05% 61.514
Seguro terrestre 0,52% 16.657
IVA equipos (16% [CIF+ARANCEL)) 1,60% 44953
Costo DDP (USD) 3.682.461]
Montaje Pruebas y puesta en servicio 11,48% 344,728
Repuestos 3,00% 90.107
Obras civiles 20,13% 604.510
'Costo Directo (USD) 2721815
Ingenieria (Diseno) 6,12% | 183.737
Interventoria 6,93% ' 208.221
Administracion de la ejecucion 4 46% 133.810
Costo Indirecto (USD) 525.768
Costos Financieros 3,50% 105.125
Costo Total con costos financieros (USD) 5.352.708
Factor neto de instalacion sin costos financieros 178 2%
Factor adoptado (Tabla 1) 160,0%
Costo Total adoptado 5.406.440
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Tabla 46. Bahia Transformador Encapsulada Doble Barra— SE216

- Costo . Costo

ITEM unitario | ©2"19%9 [ (miles $108)
EQUIPOS DE PATIO ENCAPSULADO
Interruptor 553 873 1,00 553.873
Seccionador 120.848 3,00 362.545
Cuchilla de Puesta a tierra 68.251 3,00 204.752
Transformador de Corriente 26.499 3,00 79.496
Acople Aire - SF6 210.081 3,00 6530.242
Ductos de conexién 307.460 1,00 307.460
Fuelles amortiguacion Vibraciones 27.695 3,00 83.085
[EQUIPOS DE PATIO CONVENGIONAL
Transformador de tension 230 kV 18.736 3,00 56 209
Descargador de sobretensién 230 kV 10.150 3,00 30.451
Acero Estructural (Ton) 8.289 539 44,644
Gabincta Medida 49.852 1,00 49 852
Gabinete proteccion para el lado de 230 kV 93.086 1,00 93 086
SCC contralador de campo 115486 1,00 115.486
Sistema Registro de fallas 98.092 050 49.046
Accesorios de canexion AT para parle convencional 4561 1,00 4.561
Cables modulo 48.500 1,00 48 500
TOTAL FCB 2.713.288
FACTOR DE INSTALACION % FOB costo

miles $/08)

Transporte Maritimo 3,19% 86.4496
Seguro Maritimo 0,40% 10.911
Costo CIF (USD) 2.810.694
Bodegaje _ 1,66% 44.957
Arancel 13,29% 360.566]
Transporte Terrestre 2,05% 55569
Seguro terreglre 0,52% 14.144
VA equipos (16% [CIT +ARANCEL)) 17.50% 40.608
Costo DDP (USD) 3.326.550
Montaje Pruebas y puesta en servicio 11,48% 311.410
Repuestos 3,00% 81.399
Obras civiles 20,13% 546.083
Costo Directo (USD) 4.285.461
Ingenieria (Disefo) 6,12% 166.979
Interventoria 65,93% 188.093
Administracion de la ejecucion 4 48% 120.878
Costo Indirecto (USD) 474,953
Costos Financigros 3,50% 94 965
Costo Total con costos financieros (USD) 4835579
Factor neto de instalacion sin costos financieros 178,2%
Factor adoptado (Tabla 1) 180,0%
Costo Total adoptado 4.883.918
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Tabla 47. Bahia Linea Encapsulada Doble Barra mas Seccionador de Transferencia—

SE217
Costo . Costo
ITEM unitario | "9 | (ites $i08)

EQUIPOS DE PATIO ENCAPSULADC

Interruptor 5563 873 1,00 553.873

Seccionador 120.848 4,00 483.393

Cuchilla de Puesta a tierra 68.251 3,00 204.752

Transformador de Gorriente 26.499 3,00 79.496

Acople Aire - 56 210.081 3,00 6530.242

Ductos de conexién 368.952 1,00 368,952

Fuelles amortiguacion Vibraciones 27695 3,00 83.085

EQUIPOS DE PATIO CONVENCIONAL

Transformador de tension 230 kV 18736 3,00 56209

Descargador de sobretension 230 kV 10.150 3,00 30451

Trampa de onda de 230 kV 19785 2,00 39571

telecomuricaciones (PLP o I'Q) 223388 1,00 223388

Acero Estruclural (Ton) 8.289 5,39 44 644

Gabineta Medida 49.852 1,00 49852

Gabingte proteccion linea 120.418 1,00 120418

SCC contralador de campo 11 5.486_ 1,00 115.486

Sistema Registro de fallas §8.092 0,50 49.046

Accesorios de conexion AT para parte convencional 4.561 1,00 4 561

Cables madulo 48 500 1,00 48,500

TOTAL FOB 3.185.918

FACTOR DE INSTALAGION % FOB Costo

(miles $/08)

Transporte Maritimo 3.19% 101562

Seguro Maritimo 0.40% 12.611

Costo CIF (USD) 3.300.292J

Bodegaje 1.66% 52.789

Araricel ~ 13,29% 423397

Transporte Terrestre 2,05% 65245

Seguro terrestre 052% 16.808

IVA equipos (16% [CIF+ARANCEL]) T 1,50% 47 682

Costo DDP (USD) 3.906 016]

Montaje Pruebas vy puesta en servicio 11.48% 365655

Repuestos i ~3.00% 95578

Obras civiles - 20,13% 641218

Costo Directo (USD) 5.008.465

Ingenieria (Diseno) 6.12% 184 891

Interventoria 6.93% | 220 861

Administracion de 1a ejecucion 4 .46% 141,933

Costo Indirecto (USD) 857 660

Costos Financieros [TT3E0% 717507

Costo Total con costos financieros (USD) 5.677.659

Factor neto de instalacion sin costos financieros 178.2%

Factor adoptado (Tabla 1) 180,0%

Costo Total adoptado 5.734 653
D-010-09 METODOLOGIA PARA LA REMUNERACION 146
DE LA ACTIVIDAD D TRANSMISION DE ENERGIA ELECTRICA

——W




Seafdn No 401
Tabla 48. Bahia Transformador Encapsulada Doble Barra mas Seccionador de
Transferencia— SE218
Costo . Costo
ITEM Unitario | ©2"1929 | (iles $/08)
EQUIPQOS DE RPATIO ENCAPSULADO
Interruptor 553.873 1,00 553.873
Seccionador 120.848 4,00 483,393
Cuchilla de Pucsia a tierra 68.251 3,00 204.752
Transformador de Corriente 26.499 3,00 79.496
Acople Aire - 516 210.087 3,00 630.242
Ductos de conexién 368.952 1,00 368.952
Fuelles amortiguacion Vibraciones 27.695 3,00 83.085
EQUIPGS DE PATIO CONVENGIONAL
Transformador de tension 230 kV 18.736 3,00 56.209
Descargador de sobretension 230 kV 10.150 3,00 30.451
Acero Estructural (Ton) 8.289 5.39 44.644
Gabingta Medida 49 852 1,00 48 852
Gabinete proteccion para el fado de 230 kV 93.086 1,00 93.086
SCC contralador do campo 115.486 1,00 115.486
Sistema [Registro de fallas 98.092 0,50 49.045
Accesorios de conexion AT para parte convencional 4.561 1,00 4561
Cables modulo 48.500 100 48 500
TOTAL FOB 2.895628
FACTOR DE INSTALACION % FOB Costo
{(miles $/08)
Transporte Maritimo 3,18% 92309
Seguro Maritimo 0.40% 11.644
Costo CIF (USD) ' 2.999. 581
Bodegaje 1,66% 47.979
Arancel 13,29% 384.818
Transporie Terrestre 2,05% 59,303
Seguromtérrestrc 0,52% 15,095
VA equipos (16% [CIF+ARANCEL]) 150% 43337
Costo DDP (USD) 3560177
Montaje Pruebas y puesta en servicio 11,48% 332.338
Repuestos 3.00% 88.869)
| Obras civiles 2013% 582.792
| Costo Dirocto (USD) A552.117]
| Ingenieria (Diseno) 6,12% 177.134
Interventoria 65,93% 2007357
Administracién de la ejecucion 4.48% 129.001
Costo Indirecto (USD) 508 671]
Costos FFinancieros 2,50% 101.347
Costo Total ¢con costos financieros (USD) 5.160.330
Factor neto do instalacidon sin costos financieros 178,2%
Factor adoptado (Tabla 1) 180,0%
Costo Total adoptado 5212551
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Tabla 49. Corte Central Interruptor y Medio - SE219

Costo . Costo
'TEM Unitario | ©2"1939 | (miles /08

[EQUIPOS DE PATIO

interruptor 175.478 1,00 175.478

Seccionador 34.380 2,00 68.759

Transformador de corriente 230 kV 30615 3,00 91.845|

Acero Estructural (Ton) 8 288 6,72 55710

SCC contralador de campo 115.486 (.50 57.743

Accesorios de conexion AT Tipo 1 60.020 1,00 60.020

[Total FOB 509 556

FACTOR DE INSTALACION % FOB Costo

(miles $/08

Transporte Maritimo 3.19% 16.244

Seguro Maritimo 0.40% 7.049]

Costo CIF (USD) 527 849

Bodegaje 1,66% 8.443

Arancel 13,299% G7.718

Transporte Terrgstre 2,05% 10,4386,

Seguro terrcstre 0,52% 2.656

IVA equipas (16% [CIF+ARANCEL]) 1,50% 7.626]

Costo DDP (USD) 594.7 29

Montaje Pruebas y puesta ¢n servicia 11.80% 60110

Repuestos - 3,00% 15.287

Obras civiles 29,00% 147.772

Costo Directo (USD) 847.897

Ingenieria (Disefo) 6.12% | G171

Interventoria 6.93% 35.328

Administracion de la ejecucion 4 46%, 22.701

[Costo Indirecto (USD) 85106

Costo Total sin costos financieros (USD) 937.084

Costos Financisros 3.50% 17,834

Costo Total con costos financieros (USD) 954,978

Factor neto de instalacion sin costos financieros 187 ,4%

Factor adoptado (Tabla 1) 185,0%

Costo Total adoptado 942 679
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Tabla 50. Bahia Transferencia Barra Principal y Transferencia — SE220
Costo . Costo
ITEM Unitario| C2M939 | (iles s/08)

[EQUIPOS DE PATIO

interruptor 175,478 1,00 175478

Seccionador 34.380 2,00 68.759

Aislador poste 2.885 5,00 14.427

Acero Lstructural (Ton) 8.289 5,30 43,931

SCC contralador de campo 115.486 1,00 115,486

Servicios auxiliares caseta control 113.616 0,50 56.808

Accesorios de conexion AT Tipo 1 51.240 1,00 51.240

Accesorics de conexion AT lipe 3 12.692 1,00 12.692

Cables madulo 48.500 1,00 48.500

Total FOB 587.321

Costo

FACTOR DE INSTALACION % FOB (miles $/08)

Transporte Maritimo 3,19% 18.723

Seguro Maritimo 0,40% 2362

Costo CIF (USD) 608.406

Bodegaje 1,66% 9.732

Arancel 13,29% 78.053

Transporte Terrestre 2,05% 12.078

Segurce terrastre 0,52% 3062

IVA equipos (16% [CIF+ARANCEL]) 150% 8.790

Costo DDP (USD) 720.070

Montaje Pruebas y puesta en servicio 11,80% 69.284

Repuestos 3.00% 17.620

Obras civiies 29,00% 170.324

Costo Directo (USD) _ 977.297

Ingenieria (Ciseno) 6,12% 35928

Interventoria 6,93% 40716

Administracion de la ejecucion 4,46 26.165

Costo Indirecto (USD) 10?8&1&

Costo Total sin costos financieros (USD) | 7.080.10C)

Costos Financieros 3,50% 20.566

Costo Total con costos financieros (USD) 1100652

Factor neto de instalacion sin costos financieros 187,4%

Factor adoptado (Tabla 1) 185,0%

Costo Total adoptado 1.086.544
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Tabla 51. Bahia Transferencia Doble Barra y Transferencia - SE221

- Costo . Costo

ITEM Unitario| 2711934 | hiles $108)
EQUIPOS DE PATIO
Interruplor 175.478 1,00 175.478
Seccionador 34 380 2,00 68.759
Transformador de corriente 230 kV 30.615 3,00 91.845
Aiglador posto 2.885 1,00 2.8856
Acerc Estructurat (Ton) 8.289 10,27 85.127
SCC contralador de campo 115.486 1.00 115.486
Servicios auxiliares caseta control 113.616 0,50 56.808
Accesmios do conexion AT Tipo 3 27.975 1.00 27.975
Cables modulo 48.500( 1.00 48500
Total FOB 724.016
FACTOR DE INSTALACION % FOB Costo

(miles $/08)

Transporte Maritimo 3.19% 23,061
Segurc Maritimo 0.,40% 2.911
Costo CIF (USD) 750.008
Bodegaje 1.66% 11.996
Arance! 1329% 896.219
Transporte Terrestre 2.05% 14.828
Seguro terrestre 0,52% 3.774]
IVA cquipos (16% [CIF+ARANCEL]) 1,50% 10.836
Costo DCP (USD) 887.66G2
Montaje Pruebas y puesta en servicio 11.80% 85.409
ﬁépuestos 3,00% 21720
Obras civiles 29.00% 209.965
Costo Directo (USD) 1.204.757
Ingenieria (Diseno) 6.12% 44.290
Interventeria __B9%% 50.192
Administracion de la ejecucion 4 46% 30055
Costo Indirecto (USD) 126./37
Coslos Financieros 3,50% 25,341
Costo Total con costos financieros (USD) 1.355.834
Factor nelo de instalacidn sin costos financieros 187 4%
Factor adoptado (Tabla 1) 165,0%

Costo Total adoptado

1.339.430]
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Tabla 52. Bahia Acople Doble Barra y Dobie Barra mas Seccionador de
Transferencia — SE222

Costo . Costo
ITEM Unitario | €299 | (ii0s $/03)
EQUIPOS DE PATIO
Interruptar 175.478 1.00 175,478
Seccionador 34,380 2,00 68.759
Transiormacdor de corriente 230 kV 30.615 3,00 91.845
Aislador pos;t;-z 2.885 2,00 5771
Acero Estruclural (Ton) 8289 10,50 87.034
SCC contralador de campo 116.488 1,00 115.486
Servicios auxiliares caseta controt 113.616 0,50 56.808
Accesorios de conexidn AT Tipo 3 36.729 1.00 26.729
Cables modulo 48.500 1,00 48.500
Total FOB 737.562
S o Cosio
FACTOR DE INSTALACION % FOB (miles $/08)
Transporte Maritimo 3,19% 23.512
Segurc Maritima 0,40% 2.966
Costo CIF (USD) 764 040
Bodegaje 1,86% 12.221
Arancel 13,29% 98.019
Transporte Terrestre 2,05% 15.105
Seguro terrestre 0,52% 3845
VA equipcs (16% [CIF+ARANCEL]) 1,50% 11.C3¢
Costo DDP (USD) 904.20%
Montaje Pruebas y puesta en servicio 11,80% 87.0@7
Repuestos 300% | 22127
Obras civiles 29,00% 21 3.&-332
Costo Directo (USD) 1227257
Ingenieria (Diseno) B,12% 1 45110
Interventoria ] B,93% 51137
Administracion de la cjecucion 4,46% 32 650
Costo Indirecto (LUSD) 124.10¢
Costos Financieros 3.50% 25315
Costo Total con costos financieros (USD) 1.38?.2;3_@
[Factor neto de instalacion sin CoSIos Nancieros 187.4% '
Factor adeptado (Tavla 1) [ 185,0%
Costo Total adoptado 1364650
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Tabla 53. Bahia Acople Doble Barra mas Seccionador de By Pass — 5E223

Costo . Costo
'TEM Unitario| C3MH9ad 1 (iies si08)
[EQUIPOS DE PATIO
Interruptor 175478 1,00 175.478
Seccionador 34.380 2,00 68.759
Transformador de corriente 230 kV 30.815 3,00 91.345
Aislador poste 2.885 1,00 2.885
Acero Estryctural (Ton) 8.289 11,80 97.809
SCC conlralador de campo 115.486 1,00 115.486
Servicios suxiliares casala control 113.616 0,50 56.808
Accesorios de conexion AT Tipo 3 36.758 1,00 35758
Cables médulo 48500 17,00 43 500]
Total FOB 754.225
FACTOR DE INSTALACION % FOB Costo
{miles $/08)
[Transporte Maritimo 3.19% 24 044
Seguro Maritimo 0,40% 3.033
Costo CIF (USD) 781.302
Bodegaje 1,66% 12.497
Arancel - 13,29% 100.234]
Transporie Terestre 2,05% 10,147
Seguro terrestre o 0,52% 5,032
VA equipos (16% [CIF+ARANCEL]) 1,50% 11,788
Costo DDP (USD) 924 609
Montaje Pruebas y puesta en servicio 11,80% 85973
Repuestos 3,00% 22,627
Obras civiles 2900% | 218.726
Costo Directo (USD) 7755024
Ingenieria (Diserio) 6,12% 45138
Interventoria 5,93% L4286
Administracion dc la ejecucion 4,46% 3301
Costo Indirecto (USD) ] 139 (126
Costos Financieros 3 50% AEIRET)
Costo Total con costos financieros (USD) 141 "Tﬂ
Factor neto de instaiacion sin costos financieros 187,4%
Factor adoptads (Tabla 1) 185,09
Costo Total adoptado T 540,317
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Tabla 54. Bahia Acople Encapsulada Doble Barra y Doble Barra mas Seccionador de
Transferencia— SE224

Costo . Costo
'TEM Unitario | ©2M193d | (ijos s/08)
[EQUIPOS DE PATIO ENCAPSULADO
Interruptor 553.873 1,00 553.873
Seccionador 120.848 2,00 241697
Cuchilla de Puesta a tierra 68.251 2,00 136,501
Transformador de Corriente 26.499 6,00 158.992
Ductos de conexion 307.460 1,00 307.460
SCC contraiador de campo 115.486 1,00 115.486
Cables modulo 48.500 1,00 48.500
TOTAL FOB 1.622.406
FACTOR DE INSTALACION % FOB Costo
{miles $/08)
Transperte Maritimo 3,19% 51.720
Seguro Maritimo 0,40% 6.524
Costo CIF (USD) 1.680.650
Bodegaje 1,66% 26.882
Arancel 13,29% 215612
Transporte Terrestre 2,05% 33.227
[Seguro terrestre 0,52% 8.457
IVA equipos (16% [CIF+ARANCEL]) 1,50% 24.281
Costo DDP (USD) 7980110
Montaje Pruebas y puesta en servicio 11,48% 186.207
Repuestos 3,00% 48672
Obras civiles 20,13% 326.536
Costo Directo (USD) 2.5650.6525
Ingenieria {Diseno) 6,12% 99.247
Interventoria 6,93% 112.472
Administracion de la ejecucion 4.46% 72.279
Costo Indirecto (USD) 283.997
Costos Financieros 3,50% 56.784
Costo Total con costos financieros (USD) 2.891.306
Factor neto de instalacién sin costos financieros 178,2%
Factor adoptado (Tabla 1) 180,0%
[Costo Total adoptado 2.920.530
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Tabla 55. Bahia Seccionamiento Doble Barra - SE225

Costo Costo

ITEM unitario | C2™1939 | 1iies gi08)
EQUIPOS DE PATIO -
Interruptor 175.478 1,00 175.478
Seccionador 34,380 2,00 68.759
Transformador de corriente 230 kV 30.615 6,00 183.691
Acero Estructural (Ton) 8.289 227 18.816
SCC contralador de campo 115.486 1,00 115.486
Accesorios de conexion AT Tipo 4 10.245 1,00 10.245
Cables médulo 48.500 1,00 48.500
Proteccion campo de acople o seccionamiento 51.152 1,00 51.152
Total FOB "~ 672.126)
FACTOR DE INSTALACION %Fog | Costo
I (miles $/08)
Transporte Maritimo 3,19% 21.426
Seguro Maritimo 0,40% 2,703
Costo CIF (USD) 696.256
Bodegaje 1,66% 11.137]
Arancel 13,29% 89.323
Transporte Terrestre 2,05% 13.765
Seguro terrestre 0,52% 3.504
IVA equipos (16% [CIF+ARANCEL]) 1,50% 10.059
CostL_Db‘_P (USD) " 824.044
Montaje Pruebas y puesta en servicio 11,80% 79.288
Repuestos 3,00% 20.164
Qbras civiles 29,00% 194.917
Costo Directo (USD) 1118.413
Ingenieria (Disefio) 6,12% 41,116
Interventoria 6,93% 46.595
AdmlnlstramOn de la ejecucién 4,46% 29.943
Costo Indirecto (USD) 117.654
[Costos Financieros 3,50% 23.524
[Costo Total con costos financleros (USD) 7.259.591
[Factor neto de instalacion sin Costos financieros 187,4%
[Factor adoptado (Tabla 1) 185,0%
Costo Total adoptado 1.243.434
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Tabla 56. Bahia Seccionamiento Doble Barra mas Seccionador de Transferencia -
SE226
Costo . Costo
ITEM Unitario Cantidad (miles $/08)
| EQUIPOS DE PATIO

Interruptor 175.478 — 1,00 175.478
Seccionador 34.380 2,00 68.759
Transformador de corriente 230 kV 30.615 6,00 183.691
Acero Estructural (Ton) 8.289 2,27 18.816
SCC contralador de campo 115.486 1,00 115.486
Accesorios de conexién AT Tipo 4 10.188 1,00 10.188
Cables modulo 48.500 1,00 48,500
Total FOB 672.070
FACTOR DE INSTALACION % FOB Costo
L {miles $/08)
Transporte Maritimo 3,19% 21.425
Seguro Maritimo 0,40% 2.703
Costo CIF (USD) 696,197
Bodegaje 1,66% 11.136
Arancel 13,29% 89.316
Transporte Terrestre 2,05% 13.764
Seguro terrestre 0,52% 3.503
IVA equipos (16% [CIF+ARANCEL)) 1.50% 10.058
Costo DDP (USD) T 823.074]
Montaje Pruebas y puesta en servicio 11,80% 79.281
Repuestos 3,00% 20.162
Obras civiles 29,00% 194.901
[Costo Directo (USD) 1.118.318
Ingenieria (Disefio) 8,12% 41.112
interventoria 6,93% 46.591
Administracién de la ejecucion 4,46% 29.941
[Costo Indirecto (USD) _117.644]
Costos Financieros 3,50% 23.522
Costo Total con costos financieros (USD) 1.2569.484
[Factor neto de instalacion sin costos financieros 1817,4%
Factor adoptado (Tabla 1) 185.0%
[Costo Total adoptado 1.243.329
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Tabla 57. Bahia Seccionamiento Doble Barra mas Seccionador de By Pass — SE227
Costo . Costo
ITEM Unitario| €3Mtidad | iies s08)

EQUIPOS DE PATIO

Interruptor 175.478 1,00 175.478

Seccionador 34.380 2,00 68.759

Transformador de corriente 230 kV 30.615 6,00 183.691

Acero Estructural (Ton) 8.289 2,27 18.816

SCC contralador de campo 115.486 1,00 115.486

Accesorios de conexion AT Tipo 4 10.273 1,00 10.273

Cables modulo 48,500 1,00 48.500

Total FOB 660.900

FACTOR DE INSTALACION % FOB Costo

| (miles $/08)

Transporte Maritimo 3,19% 21.706

Seguro Maritimo 0,40% 2,738

[Costo CIF (USD) 705.344|

Bodegaje 1,66% 11.282

Arancel 13,29% 90.489

Transporte Terrestre 2,05% 13.945

Seguro terrestre 0,52% 3.549

IVA equipos (16% [CIF+ARANCEL]) 1,50% 10.191

Costo DDP (USD) 834.800

Montaje Pruebas y puesta en servicio 11,80% 80.323

Repuestos 3,00% 20.427

Obras civiles 29,00% 197.461

[Costo Directo (USD) _ 1.133.011

Ingenieria (Diseho) 6.12% 41.652

Interventoria 6,93% 47.203

Administracion de la ejecucién 4,46% 30.334

[Costo Indirecto (USD) 119.189

Costos Financieros 3,50% 23.831

(Costo Total con costos financieros (USD) 1.276.032

Eactor neto de instalacion sin costos financieros 187.4%

Factor adoptado (Tabla 1) 185,0%

[Costo Total adoptado 1.259.664
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Tabla 58. Bahia Seccionamiento Encapsulada Doble Barra y Doble Barra mas
Seccionador de Transferencia— SE228
Costo Costo
'TEM unitario | ©2"1929 | (mites $/08)

EQUIPOS DE PATIO ENCAPSLLADO

Seccionador 120.848 1,00 120.848

Cuchilla de Puesta a tigrra 68.251 2,00 136.501

Ductos de conexion Bahia Seccionamiento 91.199 1,00 91.199

EQUIPOS DE PATIO CONVENCIONAL

TOTAL FOB | 348.549

FACTOR DE INSTALACION % FOB Costo

(miles $/08)
[Transporte Maritimo 3,19% 11111

Seguro Maritimo 0,40% 1.402

[Costo CIF (USD) 361.062]

Bodegaje 1,66% 5775

Arancel 13,29% 46,32

Transporte Terrestre 2,05% 7.138

Seguro terrestre 0,52% 1.817

IVA equipos (16% [CIF+ARANCEL]) 1,50% 5.217]

Costo DDP (USD) 427,330

Montaje Pruebas y puesta en servicio 11,48% 40.004

Repuestos 3,00% 10.456

Obras civiles 20,13% 70.151

Costo Directo (USD) 547.041

Ingenieria (Disefo) 8,12% 21.322

Interventoria 6,93% 24 163

ﬁdministracién de la e'jecucién 4,46% 15.5628

Costo Indirecto (USD) 61.012

Costos Financieros — 3,50% 12,199

Costo Total con costos financieros (USD) 621.153

[Factor neto de instalacion Sin costos financieros 1"/"8,2% ]

Factor adoptado (Tabla 1) 180,0%

Costo Total adoptado 627.388
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Tabla 59. Médulo de Barraje Tipo 1 Barra Sencilla— SE229
Costo . Costo
ITEM Unitario Cantidad (miles $/08)

EQUIPOS COMUNES 230 kV

Estructuras metélicas para porticos (Tn.) 7.228 14,02 101.342

Accesorios de conexion AT 52.155 1,00 52.155

Transformador de potencial + soporte 22.475 1,00 22.475

Total 175.972

Costo

FACTOR DE INSTALACION % FOB (miles $/08)

ﬁransporte Maritimo 3,19% 5.610

Seguro Maritimo 0,40% 708

Costo CIF (USD) 182.290

Bodegaje 1,66% 2.916

Arancel 13,29% 23.386

Transporte Terrestre 2,05% 3.604

[Seguro terrestre 0,52% 917

IVA equipos (16% [CIF+ARANCEL]) 1,50% 2.634

Costo DDP (USD) 215,746

Montaje Pruebas y puesta en servicio 9,48% 16.682

Repuestos 3,00% 5.279

Obras civiles _ 10,34% 18.198

Costo Dirggt_o (USD) 255,905

Ingenieria (Disefo) 6,12% 10.765

Interventoria 6,93% 12.199

Administracion de la ejecucién 4,46% 7.840

Costo Indirecto (USD) 30.803

Costos Financieros [ 350% 6.150

Costo Total con costos financieros (USD)]_ 292,860

Factor neto de instalacion sin costos financieros 166,4%

[Factor adoptado (Tabla 1) 165,0%

Costo Total adoptado 290,354
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Tabla 60. Modulo de Barraje Tipo 1 Barra Principal y Transferencia, Doble Barray

Doble Barra mas Seccionador Bypass— SE230

Costo . Costo
ITEM Unitario | 2"1939 | (iles $/08)
EQUIPOS COMUNES 230 kV
[Estructuras metalicas para pérticos (Tn.) 7.228 21,86 158.034
Accesorios de conexion AT 160.999 1,00 160.999
Transformador de potencial + soporte 22.475 2,00 44 950
Total 363.983
° Costo
FACTOR DE INSTALACION % FOB (miles $/08)
Transporte Maritimo 3,19% 11.603
Seguro Maritimo 0,40% 1.464
Costo CIF (USD) 377.050
Bodegaje 1,66% 6.031
Arancel 13,29% 48.372
Transporte Terrestre 2,05% 7.454
[Seguro terrestre 0,52% 1.897
IVA equipos (16% [CIF+ARANCEL]) 1,50% 5.448
Costo DDP (USD) 446,253
Montaje Pruebas y puesta en servicio 9,48% 34.504
Repuestos 3,00% 10.920
Obras civiles — 10,34% 37.641
Costo Directo (USD) 529.318
Ingenieria (Diseno) 6,12% 22.266
Interventoria 6,93% 25.233
Administracion de la ejecucion 4,46% 16.216
[Costo Indirecto (USD) 63.714
Costos Financieros |  3,50% 12.739
Costo Total con costos financieros (USD)] 505.771
[Factor neto de instalacion sin costos financieros 166,4%
[Factor adoptado (Tabla 1) 165,0%
Costo Total adoptado 600,57 3]
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Tabla 61. Médulo de Barraje Tipo 1 Doble Barra mas Seccionador de Transferencia—

SE231
Costo Costo
ITEM Unitario | C3"1939 | (ieq $/08)

EQUIPOS COMUNES 230 kV .
Estructuras metalicas para porticos (Tn.) 7.228 12,86 92.957
Accesorios de conexion AT 105.126 1,00 105.126
Transformador de potencial + soporte 22.475 2,00 44,950
Total 243,033
FACTOR DE INSTALACION % FOB Costo
— {(miles $/08)
Transporte Maritimo 3,19% 7.748
Seguro Maritimo 0,40% 977
Costo CIF (USD) 251.758]
Bodegaje 1,66% 4.027
Arancel 13,29% 32.298
Transporte Terrestre 2,05% 4.977
[Seguro terrestre 0,52% 1.267
IVA equipos £16% [CIF+ARANCI;]_) 1,50% 3,637
Costo DDP (USD) 297.965
Montaje Pruebas y puesta en servicio 9,48% 23.039
Repuestos 3,00% 7.291
Obras c_iviles — 10,34% 25.132
Costo Dirngto (USD) 353.427
Ingenieria (Disefio) 6,12% 14.867
Interventoria 6,93% 16.848
Administracion de la ejecucion 4.46% 10.827
Costo Indirecto (USD) 42.542
Costos Financieros 3,50% 8.506

Costo Total con costos financieros (USD)] 404.476]
[Factor neto de instalacion sin costos financieros 166,4% ]
[Factor adoptado (1abla 1) 165,0%
[Costo Total adoptado 401.005
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Tabla 62. Modulo de Barraje Tipo 1 Interruptor y Medio - SE232

. Costo . Costo
ITEM unitario | ©2"19%¢ | (miles $/08)
EQUIPOS COMUNES 230 kV
Estructuras metalicas para pérticos (Tn.) 7.228 17,90 129.410
Accesorios de conexidén AT 103.011 1,00 103.011
Transformador de potencial + soporte 22.475 2,00 44 950
Total 277.371
Costo

FACTOR DE INSTALACION % FOB (miles $/08)
Transporte Maritimo 3,19% 8.842
Seguro Maritimo 0,40% 1.115
Costo CIF (USD) 287.329
Bodegaje 1,66% 4.596
Arancel 13,29% 36.862
Transporte Terrestre 2,05% 5.681
Seguro terrestre 0,52% 1.446
IVA equipos (16% [CIF+ARANCM 1,50% 4.151
Costo DDP (USD) 340.064
Montaje Pruebas y puesta en servicio 9,48% 26.294
Repuestos 3,00% 8.321
Obras (.:iviles —— 10,34% 28.684
[Costo Directo (USD) 403.363
_Iggenieria (Disefio) 6,12% 16.968
Interventoria 6,93% 19.229
Administracion de la ejecucién 4,46% 12.357
Costo Indirecto (USD) 48.553
[Costos Financieros 3,50% 9.708

Costo Total con costos financieros (JSD)| 461.624
[Factor neto de instalacion sin costos financieros 166,4%
Factor adoptado (?abla 1) 165,0%
[Costo Total adoptado 457 662
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Tabla 63. M6dulo de Barraje Tipo 1 Encapsulada Doble Barra y Doble Barra mas

Seccionador de Transferencia— SE233

. Costo Costo

ITEM unitario | ©3™193d | (nijes $108)
EQUIPOS COMUNES 230 kV
|Equipo Encapsulado
Transformador de Potencial 105.048 2,00 210.097
Cuchilla puesta a tierra de barras 68.251 2,00 136.501
Ductos de barras principales 368.952 1,00 368.952
Total 715.549
FACTOR DE INSTALACION % FOB Costo

(miles $/08

Transporte Maritimo 3,19% 22.811
Seguro Maritimo 0,40% 2.877]
Costo CIF (USD) 741.037
Bodegaje 1,66% 11.856
Arancel 13,29% 95.094
Transporte Terrestre 2,05% 14.655
Seguro terrestre 0,52% 3.730
IVA equipos (16% [CIF+ARANCEL]) 1,50% 10.709
Costo DDP (USD) — 877.281
Montaje Pruebas y puesta en servicio 9,48% 67.832
Repuestos 3,00% 21.466
QObras civiles 10,34% 73.998
Costo Directo (USD) 1.040.577|
ingenieria (Diseno) 6,12% 43.772]
Interventoria 6,93% 49,605
Administracion de la ejecucién 4,46% 31.878
Costo Indirecto (USD) 125.255
Costos Financieros 3,50% 25.044
Costo Total con costos financieros (USD) 1.190.876|
[Factor neto de instalacion sin costos financieros 166,4%
[Factor adoptado (Tabla 1) 165,0%
Costo Total adoptado 1.180.657)
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Tabla 64. Médulo de Barraje Tipo 2 Barra Principal y Transferencia— SE234

Costo . Costo
ITEM unitario | €2"1939 | i ies $i08)
EQUIPOS COMUNES 230 kv _ ,
Estructuras metélicas para pérticos (Tn.) 7.228 38,06 275.134
Accesorios de conexion AT 331,931 1,00 331.931
Transformador de potencial + soporte 22.475 2,00 44.950
Total 652.016
FACTOR DE INSTALACION % FOB Costo
(miles $/08

Transporte Maritimo 3,19% 20.785
Seguro Maritimo 0,40% 2.622
Costo CIF (USD) 675.423
Bodegaje 1,66% 10.803
Arancel 13,29% 86.650
Transporte Terrestre 2,05% 13.353
Seguro terrestre 0,562% 3.399
IVA equipos (16% [CIF+ARANCEL)) 1,50% 9.758
Costo DDP (USD) 709,387
Montaje Pruebas y puesta en servicio 9,48% 61.809
Repuestos 3,.00% 19.560
Obras civiles 10,34% 67.427
Costo Directo (USD) 948.184
Ingenieria (Disefo) 6,12% 39.886
Interventoria 6,93% 45.200
ﬁdministracién de I_a_gjrecucién 4,46% 29.047
Costo Indirecto (USD) 114.133
Costos Financieros 3,50% 22.821

Costo Total con costos financieros (USD)] 1.085.138
[Factor neto de instalacion sin costos financieros 166,4%
[Factor adoptado (Tabla 1) 165,0%
Costo Total adoptado 1.075.826|
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Tabla 65. Médulo de Barraje Tipo 2 Doble Barra y Doble Barra mas Seccionador

Bypass— SE235
Costo . Costo
ITEM Unitario | C2"192d | viles $i08)
EQUIPOS COMUNES 230 kV
Estructuras metélicas para porticos (Tn.) 7.228 38,20 276.124
Accesorios de conexion AT 331.931 1,00 331.931
Transformador de potencial + soporte 22.475 3,00 67.425
Total 675.481]
o Costo

FACTOR DE INSTALACION % FOB (miles $/08)
Transporte Maritimo 3,19% 21.533
Seguro Maritimo 0,40% 2.716
Costo CIF (ESD) 699.731
Bodegaje 1,66% 11.192
Arancel 13,29% 89.769
Transporte Terrestre 2,05% 13.834
Seguro terrestre _ 0,52% 3.521
IVA equipos (16% [CIF+ARANCEL]) 1,50% 10.109
[Costo DDP (USD) 828.157]
Montaje Pruebas y puesta en servicio 9,48% 64.033
Repuestos 3,00% 20.264
Obras civiles — 10,34% 69.854
Costo Directo (USD) 982,308
Ingenieria (Disefio) 6,12% 41.321
Interventoria 6,93% 46.827
Administracion de Ia_ejecucién 4,46% 30.093
Costo Indirecto (USD) 118.241
[Costos Financieros 3,50% 23.642

~ Costo Total con costos financieros (USD)] 1.124.191
[Factor neto de instalacion sin costos financieros 166,4%
[Factor adoptado (Tabla 1) 165,0%
[Costo Total adoptado 1.114.544
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Tabla 66. Modulo de Barraje Tipo 2 Doble Barra mas Seccionador de Transferencia—

SE236
Costo . Costo
ITEM Unitario Cantidad {miles $/08)
EQUIPOS COMUNES 230 kV
Estructuras metdlicas para porticos (Tn.) 7.228 17,19 124.256
Accesorios de conexion AT 165.496 1,00 165.496
Transformador de potencial + soporte 22.475 3,00 67.425
Total 357177
R Costo
FACTOR DE INSTALACION % FOB (miles $/08)
Transporte Maritimo 3,19% 11.386
Seguro Maritimo 0,40% 1.436
Costo CIF (USD) 370.000
Bodegaje 1,66% 5.918
Arancel 13,29% 47 468
Transporte Terrestre 2,05% 7.315
Seguro terrestre 0,52% 1.862
IVA equipos (16% [CIF+ARANCEL]) 1,50% 5.346
Costo DDP (USD) 437,908
Montaje Pruebas y puesta en servicio 9,48% 33.859
Repuestos 3,00% 10.715
Obras civiles 10,34% 36.937
Costo Directo (USD 519.420
Ingenieria (Disefo) 6,12% 21.849
Interventorja 6,93% 24.761
Administracion de la ejecucion 4,46% 15.912
Costo Indirecto (USD) 62.523
Costos Financieros _ 3.50% 12.501
Costo Total con costos financieros (USD)] 594.444
Factor neto de instalacion sin costos financieros 166,4%
[Factor adoptado (1abla 1) 165,0%
Costo Total adoptado 589.342
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Tabla 67. Modulo de Barraje Tipo 2 Iinterruptor y Medio — SE237

Costo . Costo
ITEM Unitario Cantidad (miles $/08)

EQUIPOS COMUNES 230 kV _ _

Estructuras metalicas para porticos (Tn.) 7.228 23,78 171.913

Accesorios de conexion AT 160.999 1,00 160.999

Transformador de potencial + soporte 22.475 2,00 44.950

Total 377.862

FACTOR DE INSTALACION % FOB Costo

(miles $/08

[Transporte Maritimo 3,19% 12.046

Seguro Maritimo 0,40% 1.519

[Costo CIF (USD) 391.427|

Bodegaje 1,66% 6.261

Arancel 13,29% 50.216

Transporte Terrestre 2,05% 7.739

Seguro terrestre . 0,52% 1.970

IVA equipos (16% [CIF+ARANCEL)) 1,50% 5.655

Costo DDP (USD) 463.268

Montaje Pruebas y puesta en servicio 9,48% 35.820

Repuestos 3,00% 11.336

Obras civiles 10,34% 39.076

Costo Directo (USD) 549.500

Ingenieria (Disefio) 6,12% 23.115

Interventoria 6,93% 26.19%5

Administracién de la ejecucion 4,46% 16.834

Costo Indirecto (USD) 66.144

[Costos Financieros — 3,50% 13.225)

Costo Total con costos financieros (USD)] 628.869

[Factor neto de instalacion sin costos financieros 166,4%

Factor adoptado (1abla 1) 165,0%

Costo Total adoptado 623.472
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Tabla 68. Modulo de Barraje Tipo 2 Encapsulada Doble Barra y Doble Barra mas

Seccionador de Transferencia— SE238

Costo . Costo
ITEM Unitario | ©2™1929 | (rmiles $/08)
EQUIPOS COMUNES 230 kV
Equipo Encapsulado
Transformador de Potencial 105.048 4,00 420.193
Cuchilla puesta a tierra de barras 68.251 4,00 273.003
Ductos de barras principales 368.952 2,00 737.903
Total 1.431.099
o Costo
FACTOR DE INSTALACION Yo FOB (miles $/08)
Transporte Maritimo 3,19% 45 621
Seguro Maritimo 0,40% 5.755
Costo CIF (USD) 1.482.475
Bodegaje 1,66% 23.712
Arancel 13,29% 190.188
Transporte Terrestre 2,05% 29.309
Sequro terrestre 0,52% 7.460
IVA equipos (16% [CIF+ARANCEL]) 1,50% 21.418
Costo DDP (USD) 1.754.563
Montaje Pruebas y puesta en servicio 9,48% 135.664
Repuestos 3,00% 42.933
Obras civiles . 10,34% 147.995
[Costo Directo (USD) 2.081.154
Ingenieria (Disefio) 6,12% 87.544
Interventoria 6,93% 99.210
Administracién de la ejecucion 4,46% 63.756
Costo Indirecto (USD) 250.510
Costos Financieros 3,50% 50.088
[Costo Total con costos financieros (USD) 2.381.753]
[Factor neto de instalacion sin Costos financieros 166,4%
Factor adoptado (Tabla 1) 165,00%
Costo Total adoptado 2.361.313
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Tabla 69. Diferencial de Barras Tipo 1 Barra Sencilla - SE239

Costo . Costo
ITEM unitario | ©2"939 | - (mijes $108)

EQUIPOS COMUNES 230 kV

Proteccidn diferencial de barras [ 237693 1,00} 237.693
Total 237.693]

o Costo

FACTOR DE INSTALACION %hFOB | i08)
Transporte Maritimo 3.19% 7.577
Seguro Maritimo 0,40% 956
[Costo CIF (USD) 246.026|
Bodegaje 1,66% 3.938
Arancel 13,29% 31.588
Transporte Terrestre 2,05% 4.868
Seguro terrestre 0,52% 1.239
IVA equipos (16% [CIF+FARANCEL)) 1,50% 3.657
Costo DDP (USD) 291.417]
Montaje Pruebas y puesta en servicio 1,09% 2.597
Repuestos 3,00% 7.131
Obras civiles 0,00% 0
[Costo Directo (USD) 301.146
Ingenieria (Disefo) 6,12% 14.540
Interventoria 6,93% 16.478
Administracion de la ejecucion 4,46% 10,589
Costo Indirecto (USD) 41.607
Costos Financieros 3,50% 8.319
Costo Total con costos financieros (USD) 351.072]
[Factor neto de instalacion sin costos financieros 147,7%

Factor adoptado (Tabla 1) 150,0%

Costo Total adoptado 356,539
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Tabla 70. Diferencial de Barras Tipo 1 todas las configuraciones excepto Barra

Sencillay Anillo — SE240

Costo . Costo
ITEM Unitario | ©3™193d | (iies si08)
EQUIPOS COMUNES 230 kV |
Proteccion diferencial de barras | 237.693 2,00] 475.386
Total 475,386
Costo
FACTOR DE INSTALACION % FQB (miles $/08)
Transporte Maritimo 3,19% 15.155
Seguro Maritimo 0,40% 1.912
[Costo CIF (USD) 492.452
Bodegaje 1,66% 7.877
Arancel 13,29% 63.177
Transporte Terrestre 2,05% 9.736
Sequro terrestre 0,52% 2.478
IVA equipos (16% [CIF+ARANCEL]) 1,50% 7.115
Costo DDP (USD) 582.835
Montaje Pruebas y puesta en servicio 1,09% 5.195
Repuestos 3,00% 14.262
Obras civiles 0,00% 0
[Costo Directo (USD) 602.291
ingenieria (Diseno) 6,12% 29.081
Interventoria 6,93% 32.956
Administracion de la ejecucion 4,46% 21179
[Costo Indirecto (USD) 83.215
Costos Financieros _ | 3,50% 16.639
Costo Total con costos financieros (USD) 702.144
[Factor neto de instalacion sin CoStos financieros ﬁ?,fT%
[Factor adoptado (1abla 1) 150,0%
[Costo Total adoptado 713.079
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Tabla 71. Diferencial de Barras Tipo 2 todas las configuraciones excepto Barra
Sencilla y Anillo — SE241

Costo . Costo
ITEM Unitario | ©2"1939 | (iles $/08
EQUIPOS COMUNES 230 kV _ ‘
Proteccion diferencial de barras | 237.693 3,00] 713.079
Total 713.079
o Costo
EACTOR DE INSTALACION % FOB (miles $/08)
Transporte Maritimo 3,19% 22.732
Seguro Maritimo 0,40% 2.867
Costo CIF (USD) 738.678
Bodegaje 1,66% 11.815
Arancel 13.29% 94765
Transporte Terrestre 2,05% 14.604
[Seguro terrestre 0,62% 3.717
IVA equipos (16% [CIF+ARANCELY]) 1,560% 10.672
Costo DDP (USD) 874 252
Montaje Pruebas y puesta en servicio 1,09% 7.792
Repuestos 3,00% 21.392
Obras civiles 0,00% 0
Costo Directo (USD) 903.437]
Ingenieria (Disefio) 6,12% 43.621
Interventoria 6,93% 49,434
Administracion de la ejecucion 4,46% 31.768
[Costo Indirecto (USD) 124.822
Costos Financieros 3,50% 24.958
Costo Total con costos financieros (USD) 1.053.217
[Factor neto de instalacion sin costos financieros 147,7%
[Factor adoptado (Tabla 1) 150,0%
[Costo Total adoptado 1.069.618
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Tabla 72. Médulo Comin Tipo 1 todas las configuraciones — SE243

Costo . Costo
ITEM Unitario Cantidad (miles $/08)
EQUIPOS COMUNES
Planta telefonica 95.651 1,00 95.651
SCC equipo Comun 1.689.517 1,00 1.689.517
Servicios Auxiliares AC y DC tipo 1 570.242 1,00 570.242
Sistema de respaldo de telecomunicaciones 142.006 1,00 142.006
Sistema gestion protecciones 85.919 1,00 85.919
Sistema gestion registradores 71.874 1,00 71.874
Total 2.655.209
FACTOR DE INSTALACION % FOB Costo
miles $/08
Transporte Maritimo 3,19% 84.644
Seguro Maritimo 0,40% 10.677
Costo CIF (USD) 2.750.530
Bodegaje 1,66% 43.995
Arancel 13,29% 352.867
Transporie Terrestre 2,05% 54.379
Seguro terrestre 0,52% 13.841
IVA equipos (16% [CIF+ARANCEL]) 1,50% 39.739
Costo DDP (USD) 3.255.352
Montaje Pruebas y puesta en servicio 4,00% 106.208
Repuestos 3,00% 79.656
Obras civiles 37,92% 1.006.723
Costo Directo (USD) 4.447.939)]
Ingenieria (Disefo) 6,12% 162.426
Interventoria 6,93% 184.070
Administracion de la ejecucion 4,46% 118.290
Costo Indirecto (USD) 464.786
Costos Financieros 3,50% 92.932
[Costo Total con costos financieros (USD) ] 5.005.658
Factor neto de instalacion sin costos financieros 188,5%
[Factor adoptado (Tabla 1) 185,00%
[Costo Total adoptado 4.912.136
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SE244
Costo Costo
ITEM Unitario | C3™1934 | (1iles $108)
EQUIPOS COMUNES
Planta telefénica 95.651 1,00 95.651
SCC equipo Comun 1.689.517 1,00 1.689.517
Servicios Auxiliares AC y DC tipo 2 827.486 1,00 827.486
Sistema de respaldo de telecomunicaciones 142.006 1,00 142.006
Sistema gestion protecciones 85.919 1,00 85.919
Sistema gestion registradores 71.874 1,00 71.874
Total 2.912.453
Costo
FACTOR DE INSTALACION % FOB (miles $/08)
Transporte Maritimo 3,19% 92.845
Seguro Maritimo 0,40% 11.711
Costo CIF (U§D) 3.017.010
Bodegaje 1,66% 48.257
Arancel 13,29% 387.054
Transporte Terrestre 2,05% 59.648
[Seguro terrestre . 0,52% 15,182
IVA equipos (16% [CIF+ARANCEL]) 1,50% 43.589
Costo DDP (USD) 3.570.740
Montaje Pruebas y puesta en servicio 4,00% 116.498
Repuestos 3,00% 87.374
Obras civiles 37,92% 1.104.257
Costo Directo (USD) 4.878.869
ingenieria (Diseno) 6,12% 178.163
Interventoria 6,93% 201.903
Administracion de la ejecucion 4,46% 129.750
[Costo Indirecto (USE) 509.816
[Costos Financieros — 3,50% 701.936
Costo Total con costos financieros (USD) | 5.490.621)
[Factor neto de instalacion sin costos financieros 188,5%
[Factor adoptado (Tabla 1) 185,00%
[Costo Total adoptado 5.388.038
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Subestaciones de 500 kV

Tabla 74. Bahia Linea Doble Barra mas Seccionador de Transferencia — SE501

Costo , Costo
ITEM Unitario | 2929 | (miles $108)
EQUIPOS DE PATIO
Interruptor con resistencia de preinsercion 977.417 1,00 977.417]
Seccionador tripolar 125.908 3,00 377.724
Seccionador tripolar con cuchilla 150.192 1,00 150.192
Transformador de corriente 500 kV 71.881 3,00 215.643
Transformador de tension 500 kV 38.650 3,00 115.950
Descargador de sobretension 500 kV 34 561 3,00 103.682
Trampa de onda de 500 kV 58.707 2,00 117.413
telecomunicaciones (PLP o FO) 223,388 1,00 223.388
Aislador poste 7.871 12,00 94.455
Acero Estructural (Ton) 8.289 49 48 410.103
Gabineta Medida 89.680 1,00 89.680
Gabinete proteccién linea 186.908 1,00 186.908
SCC contralador de campo 141.620 1,00 141,620
Sistema Registro de fallas 136.89% 0,50 68.447
Servicios auxiliares caseta control 113.616 0,50 56.808
Accesorios de conexion AT Tipo 1 203.047 1,00 203.047
Cables modulo 38.500 1,00 38.500
|TOTAL 3.570.978
o Costo
EACTOR DE INSTALACION % FOB (miles $/08)
Transporte Maritimo 3,19% 113.838
Seguro Maritimo 0,40% 14.360)
Costo CIF (USD) 3.699.176
|Bodegaje 1,66% 59,169
Arancel 13,29% 474.570
Transporte Terrestre 2,05% 73.134
Seguro terrestre 0,52% 18.615
IVA equipos (16% [CIFFARANCEL]) 1,50% 53 445
Costo DDP (USD) 4.378,108
Montaje Pruebas y puesta en servicio 11,48% 409.850
Repuestos 3,00% 107.128
Qbras civiles 20,13% 718.718
Costo Directo (USD) 5.613.805
ingenieria (Disefio) 6,12% 218.446
Interventoria 6,93% 247,555
Administracion de la ejecucion 4,46% 159.088
Costo Indirecto (USD) 625.089
[Costos Financieros | 3,50% 124.984
Costo Total con costos financieros (USD) 6.363.878
[Factor neto de instalacion sin Costos financieros 178.2%
[Factor adoptado (1abla 1) 180,0%
Costo Total adoptado 6.427.761
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Tabla 75. Bahia Transformador Doble Barra mas Seccionador de Transferencia —

SES02
Costo . Costo
ITEM Unitario | €3Mtdad | ies si08
EQUIPOS DE PATIO
Interruptor 789.449 1,00 789.449
Seccionador tripolar 125,908 3,00 377.724
Seccionador tripolar con cuchilia 150,192 1,00 150,192
Transformador de corriente 500 kV 71.881 3,00 215.643
Transformador de tension 500 kV 38.650 3,00 115.950
Descargador de sobretensidn 500 kV 34.661 3,00 103,682
Aislador poste 7.871 12,00 94.455
Acero Estructural (Ton) 8.289 49 48 410.103
Gabineta Medida §9.680 1,00 89.680
Gabinete proteccién transformador lado 500 kV (UC2) 92,798 1,00 92.798
SCC contralador de campo 141.620 1,00 141.620
Sistema Registro de fallas 136.895 0,50 68.447
Servicios auxiliares caseta contro! 113.616 0,50 56.808
Accesorios de conexién AT Tipo 2 196.248 1,00 196.248
Cables médulo 38.500 1,00 38.500
TOTAL 2.941.300
o Costo
FACTOR DE INSTALACION % FOB (miles $/08)
Transporte Maritimo 3,19% 93.765
Seguro Maritimo 0,40% 11.827
Costo CIF (USD) 3.046.892
Bodegaje _ 1,66% 48.735
Arancel 13,29% 390.888
Transporte Terrestre 2,05% 60.239
Seguro terrestre o 0,52% 15.333
VA equipos (16% [CIF+ARANCEL]) 1,50% 44.021]
[Costo DDP (USD) 3.606.107
Montaje Pruebas y puesta en servicio 11,48% 337.580
Repuestos 3,00% 88.239
Obras civiles 20,13% 591.984
Costo Directo (USD) 4623 970]
Ingenieria (Disefio) 8,12% 179.927
Interventoria 6,93% 203.903
Administracion de la ejecucion 4,46% 131.036
Costo Indirecto (USD) 514.866
Costos Financieros 3,50% 102.945
[Costo Total con costos financieros (USD) 5.241.722
Factor neto de instalacion sin COstos financieros 178,2%
Factor adoptado ('T'ﬁ:)la 1) 180,0% ‘
[Costo Total adoptado 5.004.340
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Tabla 76. Bahia Linea Interruptor y Medio — SE503

Costo . Costo
ITEM Unitario | ©2M193d | 1 ies $108)
EQUIPOS DE PATIO
Interruptor con resistencia de preinsercion 977.417 1,00 977.417)
Seccionador tripolar 125.908 2,00 251.816
Seccionador tripolar con cuchilla 150.192 1,00 150.192
Transformador de corriente 500 kV 71.887 3,00 215.643
Transformador de tension 500 kV 38.650 3,00 115.950
Descargador de sobretension 500 kV 34.567 3,00 103.682
Trampa de onda de 500 kV 58,707 2,00 117.413
telecomunicaciones (PLP o FQ) 223.388 1,00 223.388
Aislador poste 7.871 3,00 23.614
Acero Estructural (Ton) 8.289 44 44 368,319
Gabineta Medida 89.680 0,50 44,840
Gabinete proteccién linea 186.908 1,00 186.908
Gabinete proteccién diametro 197.021 0,50 98.511
SCC contralador de campo 141.620 1,00 141.620
Sistema Registro de fallas 136,895 0,50 68.447
Servicios auxiliares caseta control 113.616 0,50 56.808
Accesorios de conexién AT Tipo 1 288.365 1,00 288.365
Cables médulo 58.500 1,00 58.500
TOTAL 3.491.433
o Costo
\EACTOR DE INSTALACION % FOB (miles $/08)
Transporte Maritimo 3,19% 111.302
Seguro Maritimo 0,40% 14.94_9
Costo CIF (USD) 3.616.775
Bodegaje _ 1,66% 57.851
Arancel 13,29% 463.998
Transporte Terrestre 2,05% 71.505
Seguro terrestre 0,52% 18.201
IVA equipos (16% [CIF+ARANCEL)) 1,50% 52.254
Costo DDP (USD) 4,280,584
Montaje Pruebas y puesta en servicio 11,48% 400.720]
Repuestos 3,00% 104.743
Obras civiles 20,13% 702.708
Costo Directo (USD) 5.488.754
Ingenieria (Diseno) 6.12% 213.580
Interventoria 6,93% 242.0411
Administracion de la ejecucion 4,46% 155.544
Costo Indirecto (USD) — 611.165
[Costos Financieros [ 350% 122.200
Costo Total con costos financieros (UéDt) 6.222.119
Factor neto de instalacion sin costos financieros 178.2%
Factor adoptado ("F abla 1) 180,0% -
Costo Total adoptado 6.284.579
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Tabla 77. Bahia Transformador Interruptor y Medio — SE504

Costo . Costo
ITEM unitario | €292 | (miles $/08)
EQUIPOS DE PATIO
Interruptor 789.449 1,00 789.449
Saccionador tripolar 125.908 2,00 251.816
Saccionador tripolar con cuchilla 150.192 1,00 150.192
Transformador de corriente 500 kV 71.881 3,00 215643
Transformador de tensién 500 kV 38.650 3,00 115.950
Descargador de sobretensién 500 kv 34.561 3,00 103.682
Aislador poste 7.871 3,00 23.614
Acero Estructural (Ton) 8.289 44 44 368.319
Gabineta Medida 89680 0,50 44 840
Gabinete proteccion transformador lado 500 kV (UC2) 92.798 1,00 92.798
Gabinete proteccion didgmetro 197.021 0,50 98.511
SCC contralador de campo 141.620 0,50 70.810
Sistema Registro de fallas 136.895 0,50 68.447
Servicios auxiliares caseta control 113.616 0,50 56.808
Accesorios de conexion AT Tipo 2 253.175 1,00 253.175
Cables médulo 58.500 1,00 58.500
|TOTAL 2.762.555
FACTOR DE INSTALACION % FOB Costo
(miles $/08)
Transporte Maritimo 3,19% 88.066
Seguro Maritimo 0,40% 11.109
Costo CIF (USD) 2.861.730
Bodegaje 1,66% 45,774
Arancel 13,29% 367.133
Transporte Terrestre 2,05% 56.578
Seguro terrestre 0,52% 14.401
IVA equipos (16% [CIF+ARANCEL]) 1,50% 41.345
Costo DDP (USD) 3.386.961
Montgj?Prmebas y puesta en servicio 11,48% 317.065
Repuestos 3,00% 82.877
Obras civiles 20,13% 556.009
[Costo Directo (USD) 4.342.912
Ingenieria (Disefo) 6,12% 168.993
Interventoria 6,93% 191.512
[Administracion de la ejecucion 4,46% 123.072
Costo Indirecto (USD) 483.577
Costos Financieros — 3.50% 96.689
[Costo Total con costos financieros (USD) 4923178
[Factor neto de instalacion sin costos financieros 178,2%
[Factor adoptado (Tabla 1) 180,0%
[Costo Total adoptado 4.972.599
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Tabla 78. Corte Central Interruptor y Medio — SE505

Costo . Costo

ITEM Unitario | C2"11939 | 1 ies s/08)
EQUIPOS DE PATIO
Interruptor con resistencia de preinsercion 977.417 1,00 977.417
Seccionador tripolar 125.908 2,00 251.816
Transformador de corriente 500 kV 71.881 3,00 215643
Acero Estructural (Ton) 8.289 56,08 464.827
SCC contralador de campo 141.620 0,50 70.810
Accesorios de conexion AT Tipo 1 288.365 1,00 288.365
TOTAL 2.268.878]
FACTOR DE INSTALACION % FOB Costo
| (miles $/08)
Transporte Maritimo 3,19% 72.329
Seguro Maritimo 0,40% 9.124
Costo CIF (USD) 2.350.331
Bodegaje 1,66% 37.594
Arancel 13,29% 301.525
Transporte Terrestre 2,05% 46.467
Seguro terrestre 0,52% 11.828
IVA equipos (16% [CIF+ARANCELY}) 1,50% 33.957
Costo DDP (USD) 2.781.701
Montaje Pruebas y puesta en servicio 11,48% 260.405
Repuestos 3,00% 68.066
Obras civiles 20,13% 456.649
Costo Directo (USD) 3.566.821|
I_n_genieriﬂDiseﬁ@ 6,12% 138.793
Interventoria 6,93% 157.288
Administracién de la ejecucion 4.46% 101.079
[Costo Indirecto (USD) - 397.161|
Costos Financieros — 3,50% 79.411
[Costo Total con costos financieros (USD) 4.043.392
Factor neto de instalacion sin ¢ostos financieros 178,2%
[Factor adoptado (1abla 1) 180,0%
[Costo Total adoptado 4.083.981
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Tabla 79. Bahia Acople Doble Barra mas Seccionador de Transferencia — SE506

Costo . Costo
ITEM Unitario Cantidad (miles $/08)
EQUIFOS DE PATIO
Interruptor 789.449 1,00 789.449
Seccionador tripolar con cuchilla 150.192 2,00 300.385
Transformador de comriente 500 kV 71.881 3,00 215.643
Aislador poste 7.871 9,00 70.841
Acero Estructural (Ton) 8.289 39,36 326.253
Proteccién campo de transformador o acople de barras 59.154 1,00 59,154
SCC contralador de campo 141 620 1,00 141.620
Servicios auxiliares caseta control 113.616 0,50 56.808
Accesorios de conexion AT Tipo 3 197.712 1,00 197.712
Cables modulo 38.500 1,00 38.500
TOTAL 2.196.365
FACTOR DE INSTALACION % FOB Costo
(miles $/08)

Transporte Maritimo 3,19% 70.017
Seguro Maritimo 0,40% 8.832
&)sto CIF (USD) 2.275.214
[Bodegaje 1,66% 36.392
Arancel 13,29% 291.889
Transporte Terrestre 2,05% 44,982
Seguro terrestre 0,52% 11.450
IVA equipos (16% [CIF+ARANCEL]) 1,50% 32.872
Costo DDP (USD) 2.692.798
Montajgﬁuebas y puesta en servicio 11,48% 252.082
Repuestos 3,00% 65.891
Obras civiles 20,13% 442 054
[Costo Directo (USD) 3.452.825
Ingenieria (Diseno) B,12% 134,358
Interventoria 6,93% 152,261
Administracién de la ejecucion 4,46% 97843
[Costo Indirecto (USD) 384.467

— ————
Costos@ancieros — —_ 3,50% 76.&13_‘
Costo Total con costos financieros (USD) 3,914,165
Factor neto de nstalacion sin costos financieros 178,2%
Factorﬁac_loptado?l’tabla 1) 180,0% ]
Costo Total adoptado 3.953.457
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SE507
Costo Costo
ITEM Unitario | ©2"1929 | rites $/08)
EQUIPOS COMUNES 500 kV
Estructuras metélicas para porticos (Tn.) 7.228 52,52 379.635
Accesorios de conexidn AT 314.281 1,00 314.281
Transformador de potencial + soporte 54.840 2,00 109.680
Total 803.596
FACTOR DE INSTALACION % FOB Costo
(miles $/08

Transporte Maritimo 3,19% 25618
Seguro Maritimo 0,40% 3.231
[Costo CIF (USD) 832.445)
Bodegaje 1,66% 13.315
Arancel 13,29% 106,795
Transporte Terrestre 2,05% 16.458
Sequro terrestre 0,52% 4.189
IVA equipos (16% [CIF+ARANCEL]) 1,50% 12.027
Costo DDP (USD) 985&2_&5
Montaje Pruebas y puesta en setvicio 9,48% 78.178
Repuestos 3,00% 24.108
Obras civiles 10,34% 83.1 QS-
[Costo Directo (USD) 7.168.617
Ingenieria (Disefio) 6,12% 49.158
Interventoria 6,93% 55.709
Administracion de la ejecucién 4,46% 35.800
Costo Indirecto (USD) 140.667)
Costos Financieros 3,50% 28.126

“Costo Total con costos financieros (USD) 1.337.410
f.a_itor neto de instalacion sin costos financieros 166,4%
Factor adoptado (Tabla 1) 165,0%
Costo Total adoptado 1.325.933
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Tabla 81. Médulo de Barraje Tipo 1 Interruptor y Medio — SE508

Costo . Costo
ITEM Unitario | C2"193d | iles $/08)

EQUIPOS COMUNES 500 kV

Estructuras metélicas para pértices (Tn.) " 7.028 98,78 714.020
Accesorios de conexion AT 279,115 1,00 279.115
Transformador de potencial 54 840 2,00 109.680
Total 1.102.815

° Costo

EILCTOR DE INSTALACION % FOB (miles $/08)
Transporte Maritimo - 3,19% 35.156
Seguro Maritimo 0,40% 4.435
Costo CIF (USD) 1.142.406
Bodegaje 1,66% 18.273
Arancel 13,29% 146.560
Transporte Terrestre 2,05% 22.586
Seguro terrestre 0,62% 5749
IVA equipos (16% [CIF+ARANCEL]) 1,50% 16.505
[Costo DDP (USD) 1.352.079)
Montaﬁﬁuebaﬂ puesta en servicio 9,48% 104.543
Repuestos 3,00% 33.084
Qbras civiles 10,34% 114.046
Costo Directo (USD) 1.603.752
Ingenieria (DiseAo) 5.12% 67.462
Interventoria 6,93% 76.452
Administracion de la ejecucion 4,46% 49,131
[Costo Indirecto (USD) 193.045
[Costos Financieros T 350% 38.509
Costo Total con costos financieros (USD) 1.835.395
[Factor neto de instalacion sin COStos financieros 166,4%

[Factor adoptado (1abla 1) 165,0%

[Costo Total adoptado 1.819.645
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SE509
Costo . Costo
ITEM unitario | 2"™1929 | iles s108)
EQUIPOS COMUNES 500 kV
Estructuras metalicas para pérticos (Tn.) 7.228 69,78 504.397
Accesorios de conexion AT 497 872 1,00 497.872
Transformador de potencial + soporte 54 840 2,00 109.680
Total 1.111.948
FACTOR DE INSTALACION % FOB Costo
miles $/08

Transporte Maritimo 3,19% 35.447
Seguro Maritimo 0,40% 4471
Costo CIF (USD) 1.151.866
Bodegaje 1,66% 18.424
Arancel 13,29% 147.774
Transporte Terrestre 2,05% 22.773
gﬂro terrestre 0,52% 5.797
IVA equipos (16% [CIF+AMNC%1) 1,50% 16.%
Costo DDP (USD) 1.363.276
Montaje Pruebas y puesta en servicio 9,48% 105.409
Repuestos 3,00% 33.358
Obras civiles 10,34% 114,991
Costo Directo (USD) 1.617.034)
Ingenieria (Disefio) 8,12% 68.021
Interventoria 6,93% 77.085
Administracion de la gjecucién 4,46% 49.538
Costo Indirecto (USD) 194.643
Costos Financiefos . o 3,50% 38,gu8

Costo Total con costos financieros (USD) 1.850.595
[Factor neto de instalacion sin costos financieros 166,4%
[Factor adoptado (Tabla 1) 165.0%
Costo Total adoptado 1.834.714
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Tabla 83. Médulo de Barraje Tipo 2 interruptor y Medio— SE510

Costo Costo

ITEM Unitario | ©*™1939 | (1iles $108)
EQUIPOS COMUNES 500 kV , ,
Estructuras metalicas para porticos (Tn.) 7.228 164,14 1.186.467
Accesorios de conexion AT 450.433 1,00 450.433
Transformador de potencial 54 840 2,00 109.680
Total 1.746,580
FACTOR DE INSTALACION % FOB Costo

{miles $/08

Transporte Maritimo 3,19% 55.679
Seguro Maritimo 0,40% 7.023
Costo CIF (USD) 1.809.281
Bodegaje 1,86% 28.940
Arancel 13,29% 232.114
Transporte Terrestre 2,05% 35.770
[Seguro terrestre 0.52% 9.105
IVA equipos (16% [CIF+ARANCELY]) 1,.50% 26.140]
[Costo DDP (USD) . 2.141.350
Montaje Pruebas y puesta en servicio 9,48% 165.570
Repuestos 3,00% 52.397
Obras civiles 10,34% 180.620
[Costo Directo (USD) 2 539.038)
Ingenieria (Disefio) 6,12% 106.843
Interventoria 6,93% 121.080
Administracion de la ejecucion 4,46% 77.811)
[Costo Indirecto (USD) 305.734
Costos Financieros o 3,50% 61.130
Costo Total con costos financieros (USD) 2.906.802
[Factor neto de instalacion sin costos financieros 166,4%
[Factor adoptado (Tabla 1) 165,0% ]
F ————
Costo Total adoptado 2.881.856

D-010-09 METODOLOGIA PARA LA REMUNERACION
DE LA ACTIVIDAD DE TRANSMISION DE ENERGIA ELECTRICA

182



Eogicn No 407

Tabla 84. Diferencial de Barras Tipo 1 Doble Barra mas Seccionador de
Transferencia e Interruptor y Medio ~ SE511

Costo . Costo

ITEM Unitario | ©2"1929 | (ites $i08)
EQUIPOS COMUNES 230 kV
Proteccion diferencial de barras T 237.693 2,001 475.366]
Total 475.386|

° Costo

fiCTOR DE INSTALACION % FOB (miles $/08)
Trangporte Maritimo 3,19% 15.155
Seguro Maritimo 0,40% 1.912)
Costo CIF (USD) 492.452
Bodegaje 1,66% 7.877
Arancel 13,29% 63.177
Transporte Terrestre 2,05% 9.736
Sequro terrestre 0,52% 2.478
IVA equipos (16% [CIF+ARANCEL]) 1,50% 7.115
[Costo DDP (USD) 582.835
Montaj?_ﬁruebas y puesta en servicio 1,09% 5.195
Repuestos 3,00% 14.262
QObras civiles 0,00% 0
Costo Directo (USD 602.29
Ingenieria (Disefio) 6,12% 29.081
Interventoria 6,93% 32.956
Administracion de la ejecucion 4,46% 21.179
[Costo Indirecto (USD) 83.215
[Costos Financieros 3.50% _ 16,639
[Costo Total con costos financieros (USD) 702.144
Egctor neto de instalacion sin costos financieros 1?{7%
Factor adoptado (Tabla 1) 150,0%
Costo Total adoptado 713.079
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Tabla 85. Diferencial de Barras Tipo 2 Doble Barra mas Seccionador de
Transferencia e Interruptor y Medio —~ SE512

Costo . Costo
ITEM Unitario | ©2"11929 | (1 iies $108)
EQUIPOS COMUNES 230 kV
Proteccion diferencial de barras | 237.693 3,00 713.079
Total 713.079
o Costo
EQCTOR DE INSTALACION % FOB (miles $/08)
Transporte Maritimo 3,18% 22.732
Seguro Maritimo 0,40% 2.867
Costo OIF (USD) SEXE
Bodegaje 1,66% 11.815
Arancel 13,29% 94,765
Transporte Terrestre 2,05% 14.604
Seguro terrestre 0,52% 3.717
IVA equipos (16% [CIF+ARANCELY)) 1,50% 10.672]
Costo DDP (USD) — B74.052]
Montaje Pruebas y puesta en servicio 1,09% 7.792
Repuestos 3,00% 21.392
Obras civiles 0,00% 0
[Costo Directo (USD) _ 503437
Ingenieria (Disefio) 6,12% 43.621
interventoria 6,93% 49.434
Administracion de la ejecucidn 4,46% 31.768
Costo Indirecto (Ujgﬁ) 124.822
Costos Financieros . | 3.50% 24.958
[Costo Total con costos financieros (USD) — 1.053.217
[Factor neto de instalacion sin costos financieros 147,7%
[Factor adoptado (1abla 1) 150,0%
[Costo Total adoptado 1.069.618
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Tabla 86. Modulo Comun Tipo 1 Dobile Barra mas Seccionador de Transferencia e
Interruptor y Medio — SE513

Costo . Costo

'TEM Unitario | C3"1939 | (1 ii0s $108)
EQUIPOS COMUNES
Planta felefénica 95.651 1,00 95.651
SCC equipo Comun 1.689.517 1,00 1.689.517
Servicios Auxiliares AC y DC tipo 3 678.341 1,00 678.341
Sistema de respaldo de telecomunicaciones 142.006 1,00 142.006
Sistema gestion protecciones 85919 1,00 85.919
Sistema gestion registradores 71.874 1,00 71.874
Total 2.763.308
FACTOR DE INSTALACION % FOB Costo

miles $/08)

Transporte Maritimo 3,19% 88.090
Seguro Maritimo 0,40% 11.112
Costo CIF (USD) 2.862.511
Bodegaje 1,66% 45.786
Arancel 13,29% 367.233
Transporte Terrestre 2,05% 56.593
Seguro terrestre 0,52% 14.405
IVA equipos (16% [CIF+ARANCEL]) 1,50% 41.357)
[Costo DDP (USD) 3,387.885
Montaje Pruebas y puesta en servicio 4,00% 110.532
Repuestos 3,00% 82.899
Obras civiles 52,05% 1.438.242
[Costo Directo (USD) 5.019.558
Ingenieria (Disefio) 6,12% 169.039
Interventoria 6,93% 191.564
i\gministracién de la_gjecucién 4,46% 123_.1_Q§
Costo Indirecto (USD) 483.709
Costos Financieros — 3,50% 96.716
Costo Total con costos financieros (USD) | _ 5509 983
[Factor neto de instalacion sin COstos financieros 202,7%
[Factor adoptado (1abla 1) 205,0% ]
[Costo Total adoptado 5.664.782
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Tabla 87. Médulo Comiin Tipo 2 Doble Barra mas Seccionador de Transferencia e

interruptor y Medio — SE514

Costo i Costo

ITEM Unitario | C2Mtdad 1 il s/08)
EQUIPOS COMUNES ,
Planta telefonica 95.651 1,00 95.651
SCC equipo Comun 1.689.517 1,00 1.689.517
Servicios Auxiliares AC y DC tipo 4 905,780 1,00 805.780
Sistema de respaldo de telecomunicaciones 142.006 1,00 142.008
Sistera gestion protecciones 85.919 1,00 85.918
Sistema gestion registradores 71.874 1,00 71.874
Total 2.990.747
FACTOR DE INSTALACION % FOB Costo

{miles $/08)

Transporte Maritimo 3,19% 95.341
Seguro Maritimo 0,40% % 12.026
Costo CIF (USD) 3.098.114
Bodegaje 1,66% 49.555
Arancel 13,29% 397.459
(Transporte Terrestre 2,05% 61.251
Seguro terrestre 0,52% 15.591
VA equipos (16% [CIF+ARANCEL]) 1,50% 44,761
Costo DDP (USD) 3.666.730
Montaje Pruebas y puesta en senicio 4,00% 119.630
Repuestos 3,00% 89,722
QObras civiles 52,05% Jr 1.556.618
Costo Directo (USD) 5.432.701
Ingenieria (Disefio) 6,12% 182.852
Interventoria 6,93% 207.331
Administracion de la ejecucion 4,45% 133.238
Costo Indirecto (USD) 523.521
Costos Financieros 3,50% 104.676
Costo Total con costos financieros (USD) | 6.060.898
Factor neto de instalacion sin costos financieros 202,7%
Factor adoptade (Tabla 1) 205,0%
Costo Total adoptado 8.131.031
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Transformadores

Tabla 88. Banco de Autotransformadores 500/230 kV 450 MVA - ATR01

Costo . Costo
ITEM Unitario | S"1929 1 (iles $i08)
AUTOTRANSFORMADQRES MONQFASICOS
Autotransformador monofasico de 150 MVA 2.849 829 3,00 8.549.487
Sistema de 34.5 para formacion de Delta del transformador 1.256.527 1,00 1,256.527
Accesorios de conexién A.T. 52.644 1,00 52.644
Cables médulo 143,500 1,00 143,500
iﬁKT 70.002.158
FACTOR DE INSTALACION %Fos | _Coste
{miles $/08
[ Transporte Maritimo 3,19% 318.855
Seguro Maritimo 0,40% 40.220
ICosto CIF (USD) 10.361.233
Bodegaje 1,66% 165.729]
Arancel 13,29% 1.329.249
Transporte Terrestre 2,05% 204.847
Seguro terrestre 0,52% 52.141
IVA equipos (16% [CIF *ARANCEL]) 1,50% 149.696
Costo DDP (USD) 12.262.894
Montaje Pruebas y puesta en servicio 11,48% 1.147.971
Repuestos 3,00% 300.065
Qbras civiles 20,13% 2.013.097
[Costo Directo (USD). 15.724.027
Ingenieria (Diseno) _ 6,12% 611.859
Interventoria 6,93% 693.391
Administracién de la ejecucién 4,46% 445 598
[Costo Indirecto (USD) 1.750.648
Costos Financieros | 3,50% 350.076]
[Costo Total con costos financieros (USD) 17.824.951
[Factor neto de instalacion sin costos financieros 178,2%
[Factor adoptado (Tabla 1) 180,0%
Costo Total adoptado 18.003.884
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Tabla 89. Autotransformador Monofasico de Reserva 500/230 kV 150 MVA- ATR02

Costo Costo
ITEM Unitario_| 2™1939 | 1 iies $/08)
[AUTOTRANSFORMADORES MONOFASICOS
Autotransformador monofasico de 150 MVA | 2.849.829 1,000  2.849.829
TOTAL 2.849.829
o Costo
:.ACTOR DE INSTALACION % FOB (miles $/08)
Transporte Maritimo 3,19% 90.849
Seguro Maritimo 0,40% 11.460
_(_.‘.gsto CIF (USD) 2,952 137
Bodegaje _ 1,66% 47.220
Arancel 13,29% 378.732
Transporte Terrestre 2,05% 58.365
Sequro terrestre 0,52% 14.856
VA equipos (16% [CIF+ARANCEL]) 7,50% 42.652
Costo DDP (USD) T 3.493.961
Monta'@fruebas y puesta en servicio 11,48% 327.082
Obras civiles 20,13% 573.574]
Costo Directo (USD) 4.394.617
menieria (Disefio) 6,12% 174.332
Interventoria 6,93% 197.562
Administracion de la ejecucion 4 46% 126.961
Costo Indirecto (USD)_ 498 854]
Costos Financieros | 3,50% 99.744
[Costo Total con costos financieros (USD) — 4.993.215
[Factor neto de instalacion sin Costos financieros 175,2%
[Factor adoptado (Tabla 1) 180,0%
Costo Total adoptado 5.129.692
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Besicn No 401

Compensacion 230 kV

Tabla 90. Bahia de Compensacion Capacitiva Paralela 72 MVAr Interruptor y Medio —

CP201
Costo . Costo
u ITEM Unitario Cantidad miles $/08)
Equipos de patio , ,
interruptor tripolar (mando monopolar) 175.478 1,00 m
Secciohador tripolar 34.380 2,00 68.759
Seccionador tripolar con secc, Puesta a tierra 42.845 1,00 42.845
Transformador de corriente 230 kV 30.615 3,00 91.845
Transformador de tension 230 kV 18.736 3,00 56.209
Descargador de sobretension 10.150 3,00 30.451
Aislador de poste 2.885 1,00 2.885
Gabinete de proteccion diametro 197.021 1,00 197.021
Gabinete Medida 49.852 0,50 24.926
Sistema Registro de fallas 98.092 0,50 49.046
Sistema de control coordinado 115.486 1,00 115.486
Ton. de Acero Estructural 8.289 8,43 69.859
Cables Modulo 9.500 1,00 9,500
Accesorios de conexion AT 60.020 1,00 60.020
Servicios auxiliares caseta control Tipo 113.616 0,50 56.808
Total Equipo de patio 1.051.140
o Costo
FACTOR DE INSTALACION % FOB (miles $/08)
Transporte Maritimo 3,19% 33.509
Seguro Maritimo 0,40% 4.227
Costo CIF (USD) 1.088.876
Bodegaje 1,66% 17.417
Arancel 13,29% 139.693
Transporte Terrestre 2,05% 21528
Seguro terrestre 0,52% 5.480
IVA equipos {16% [CIF+ARANCEL]) 1,.50% 1 5;7.2
Costo DDP (USD) 1.288.724
Monﬂ?ﬁruebas y puesta en servicio 11,80% 123.999
Repuestos 3,00% 31.534
Qbras civiles 29,00% 304.831
[Costo Directo (USD) 1.749.088
ingenieria (Disefio) 6,12% 64.301
Interventoria 6,93% 72.869
Administracion de la sjecucion 4,46% 46.829
Costo Indirecto (USD) 183,999
Costos Financieros _ . | 3,50% 36.790)
[Costo Total con costos financieros (USD) 1.969.877
[Factor neto de instalacion sin Costos financieros 187,4%
[Factor adoptado (Tabla 1) 185,0%
Costo Total adoptado 1.944 609
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Sosion No 4071

Tabla 91. Médulo de Compensacién Capacitiva Paralela 72 MVAr interruptor y Medio

~CP202
Costo Costo
ITEM Unitario Cantidad (miles $/08)

Equipo de conexién del banco al dlametro

Interruptor tripolar (mando monopolar) 175.478 1,00 ﬁ478
Seccionador tripolar 34.380 1,00 34.380
Transformador de corriente tipo 1 230 kV 30.615 3,00 91.845
Seccionador de puesta a tierra 32,784 1,00 32.784
Descargador de sobretension tipo 1 10.150 3,00 30.451
Accesorios de conexion AT 38.287 1,00 38.297
Equipo de compensacién

Banco Capacitores 72 MVAR 873.163 1,00 873.163
Gabinete de control de Banco tipo 1 65.567 1,00 65,567
Gabinete proteccion del Banco tipo 1 815,592 1,00 815.592
iTLotal Equipo de patio 2.157 558)
FACTOR DE INSTALACION % FOB Costo

{miles $/08

Transporte Maritimo 3,19% 68.780
Seguro Maritimo 0,40% 8.676
Costo CIF (USD) 2.235.014
Bodegaje 1,66% 35,749
Arancel 13,29% 286.731
Transporte Terrestre 2,05% 44.187
Seguro terrestre 0,52% 11.247
IVA equipos (16% [CIF+ARANCEL]) 1,50% 32291
Costo DDP (USD) T 2.645.219
Montaje Pruebas y puesta en servicio 11,80% 254,518
Repuestos 3,00% 64,727
Qbras civiles 29,00% 625.693
[Costo Directo (USD) 3.5090.158
ingenieria (Diseo) 6,12% 131.984
Interventoria 6,93% 149,571
Administracion de la ejecuciéon 4,46% 96.120
[Costo Indirecto (USD) 377.674
[Cosfos Financieros — T _3.50% 75.515)
&stc?ﬁtal con costos financieros (USD) _ 4.043.346
Factor neto de instalaciéon sin costos financieros 187,4%

[Factor adoptado (Tabla 1) 185,0%

Costo Total adoptado 3.991.482
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Beositn No 401

Tabla 92. Bahia de Compensacion Capacitiva Paralela 40 MVAr Anillo - CP203

Costo . Costo
i ITEM unitario | C2Mt19ad | 1 iies s108)
Equipos de patio
Interruptor tripolar (mando monopolar) 175,478 1,00 175.478
Seccionador tripolar 34.380 2,00 68.759
Transformador de corriente 230 kV 30.615 3,00 91.845
Transformador de tension 230 kV 18.736 3,00 56.209
Gabinete de proteccion tipo 1 175.912 1,00 175.912
Gabinete Medida 49,852 1,00 49.852
Sistema Registro de faflas 98.092 0,50 49.046
Sistema de control coordinado 115.486 1,00 115.486
Ton. de Acero Estructura! 8.289 10,70 88.692
Cables Mddulo 9.500 1,00 9.500
Accesorios de conexion AT 44 871 1,00 44,871
Servicios auxiliares caseta control Tipo 113.616 0,50 56.808
Total Equipo de patio 982.457
FACTOR DE INSTALACION % FOB Costo

miles $/08)

Transporte Maritimo 3,19% 31.319
Seguro Maritimo 0,40% 3.951
Costo CIF (USD) 1.017.727
Bodegaje 1,66% 16.279
Arancel 13,29% 130.565
Transporte Terrestre 2,05% 20.121
|Seguro terrestre 0,52% 5121
IVA equipos (16% [CIFFARANCEL]) 1,50% 14.704
Costo DDP (USD) T 1.204.517)
Montaje Pruebas y puesta en servicio 11,80% 115.896
Repuestos 3,00% 29474
Obras civiles 29,00% 284,913
[Costo Directo (USD) 1.634.800
Ingenieria (Disefio) 6,12% 60.100
Interventoria 6,93% 68.108
Administracion de la ejecucién 4.46% 43,769
[Costo Indirecto (USD) 171.976
[Costos Financieros 3,50% 34.386
[Costo Total con costos financieros (USD) 1.841.162
[Factor neto de Instalacion sin costos financieros 187?%
[Factor adoptado (Tabla 1) 185,0%
Costo Total adoptado 1.817.545
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Sesion Mo 401

Tabla 93. Médulo de Compensacion Capacitiva Paralela 40 MVAr Anillo ~ CP204

Costo . Costo
ITEM Unitario | €939 | iles $108

Equipo de conexion del banco al diAmetro

Interruptor tripolar (mando monopolar) 175.478 1,00 175.478
Seccionador tripolar 34.380 1,00 34.380
Transformador de corriente tipo 1 230 kV 30.615 3,00 91.845
Seccionador de puesta a tierra 32.784 1,00 32.784
Descargador de sobretension 1ipo 1 10.150 3,00 30.451
Accesorios de conexion AT 31.652 1,00 31.552
Accesorios de conexion AT 12.042 1,00 12.042
Equipo de compensacién

Banco Capacitores 40 MVAR 563.104 1,00 563.104
Gabinete de control de Banco tipo 1 65.567 1,00 65.567
Eabinetmeccién del Banco tipo 1 815.592 1,00 81 535'_%
Total Equipo de patio | 1.852.796

c osto

FACTOR DE INSTALACION % FOB (miles $/08)
Transporte Maritimo 3,19% 59.065
Seguro Maritimo 0,40% 7.450
&)sto CIF (USD) 1.919.311
[Bodegaje 1,66% 30.700
Arancel 13,29% 246.230
Transporte Terrestre 2,05% 37.946
| Seguro terrestre 0,52% 9.659
IVA equipos (16% [CIF +ARANCEL}) 1,50% 27.730
[Costo DDP (USD) — 2071674
Montaje:F"ruebas y puesta en servicio 11,80% 218.566
Repuestos 3,00% 55.584
Obras civiles 29,00% 537.312
Costo Directo (USD) 3.083.037
Ingenieria {Diseno) 6,12% 113.340
Interventoria 6,93% 128.444
Administracion de la ejecucion 4,46% 82.552_
Costo Indirecto (USD) 324.327
Costos Financieros 3,50% ~ 64.548
[Costo Total con costos financieros (USD) 3.472.211
[Factor neto de instalacion sin costos financieros 187,4%

[Factor adoptado (1abla 1) 185,0% ]
[Costo Total adoptado 3427.673
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Sesion No 401

Tabla 94. Bahia de Compensacién Capacitiva Paralela 40 - 72 MVAr Barra Principal y
Transferencia - CP205

Costo , Costo
i ITEM Unitario | C2Mtdad | e si08)
Equipos de patio ,
Interruptor tripolar (mando monopolar) 175.478 1,00 175.478
Seccionador tripolar 34,380 2,00 68.759
Seccionador tripolar con secc. Puesta a tierra 42.845 3,00 128.536
Transformador de corriente 230 kV 30.615 3,00 91.845
Descargador de sobretension 10.150 3,00 30.451
Aislador de poste 2.885 2,00 5771
Gabinete de proteccion tipo 2 93.086 1,00 93.086
Gabinete Medida 49.852 1,00 49 852
Sigtema Registro de fallas 98.092 0,50 49.046
Sistema de control coordinado 115.486 1,00 115.486
Ton. de Acero Estructural §.289 10,70 88.692
Cables Médulo 9.500 1,00 9.500
Accesorios de conexion AT 49935 1,00 49,935
Servicios auxiliares caseta control Tipo 113.616 0,50 56.808
Total Equipo de patio 1.013.245
Costo
FACTOR DE INSTALACION % FOB miles $/08
Transporte Maritimo 3,19% 32.301
Seguro Maritimo 0,40% 4,074
Costo CIF (USD) 1.049.620
Bodegaje 1,66% 16.789
Arancel 13,29% 134.656
Transporte Terrestre 2,05% 20.751
Seguro terrestre 0,52% 5.282
IVA equipos (16% [CIF+ARANCEL]) 1,50% 15.165
Costo DDP (USD) 1,242,263
Montaje Pruebas y puesta en servicio 11,80% 119.528
Repuestos 3,00% 30.397
Obras civiles 29,00% 293,842
[Costo Directo (USD) 1,686,031
Ingenieria (Disefio) 6,12% 61.983
Interventoria 6,93% 70.242
Administracién de la ejecucidn 4,46% 45,140
[Costo Indirecto (USD) 177.366
Costos Financieros 3,50% 35.464
Costo Total con costos financieros (USD) 1.898.860
[Factor neto de instalacion sin COStos financieros ?WA%
[Factor adoptado (1abla 1) 185,0%
Costo Total adoptado 1.874.,503
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Sesion No 401

Tabla 95. Médulo de Compensacion Capacitiva Paralela 40 - 72 MVAr Barra Principal

y Transferencia — CP206

Costo . Costo

ITEM Unitario Cantidad (miles $/08)
Equipo de conexién del banco al diagmetro
Accesorios de conexién AT | 12.042] 1,00] 12.042]
Equipo de compensacién
Banco Capacitores 60 MVAR 725.791 1,00 725.791
Gabinete de control de Banco tipo 2 93.393 1,00 93.393
Gabinete proteccion del Banco tipo 2 745.227 1,00 745.227
Total Equipo de patio 1.576.453

o Costo

FACTOR DE INSTALACION % FOB (miles $/08)
Transporte Maritimo 3,19% 50.255
Seguro Maritimo 0,40% 6.339
Costo CIF (USD) 1633.048
Bodegaje 1,66% 26.121
Arancel 13,29% 209.505
Transporte Terrestre 2,05% 32.286
[Seguro terrestre 0,52% 8.218
IVA equipos (16% [CIF+ARANCEL]) 1,50% 23.594
Costo DDP (USD) 1.932.771
Montaje Pruebas y puesta en servicio 11,80% 185.968
Repuestos 3,00% 47.294
Obras civiles 29,00% 457 173
Costo Directo (USD) 2.623.205
Ingenieria (Disefio) 6,12% 96.436
Interventoria 6,93% 109.286
Administracion de la ejecucion 4,46% 70.231
Costo indirecto (USD) 275.954|
Costos Financieros — 3,50% 55.176)
[Costo Total con costos financleros (USD) 2.954.334
[Factor neto de instalacion sin costos financieros 187,4%
[Factor adoptado (Tabla 1) 185,0%
Costo Total adoptado 2.916.439
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Sesion No 401

Tabla 96. Bahia de Compensacion Capacitiva Paralela 60 MVAr Doble Barra mas
Seccionador de Transferencia - CP207

Costo ; Costo
ITEM Unitario | ©3™939 |\ iles $/08

[Equipos de patio

Interruptor tripolar (mando monopolar) 175.478 1,00 175.478)

Seccionador tripolar 34.380 3,00 103.139

Seccionador tripolar con secc. Puesta a tierra 42,845 1,00 42 845

Transformador de corriente 230 kV 30.615 3,00 91.845

Transformador de tension 230 kV 18.736 3,00 56.209

Descargador de sobretension 10.150 3,00 30.451

Aislador de poste 2.885 7,00 20.198

Gabinete de proteccion tipo 2 93.086 1,00 93.086

Gabinete Medida 49,852 1,00 49,852

Sistema Registro de fallas 98.092 0,50 49.046

Sistema de control coordinado 115.486 1,00 115.486

Ton. de Acero Estructural 8.289 11,54 95.654

Cables Modulo 9.500 1,00 9.500

Accesorios de conexion AT 49.935 1,00 49,935

Servicios auxiliares caseta control Tipo 113.616 0,50 56.808

Total Equipo de patio 1.039.532

FACTOR DE INSTALACION % FOB Costo

- . miles $/08)

Transporte Maritimo 3,19% 33.139

Seguro Maritimo 0,40% 4.180

Costo CIF (USD) 1.076.851

Bodegaje 1,66% 17.224

Arancel 13,29% 138.150

Transporte Terrestre 2,05% 21.290

Seguro terrestre 0,52% 5.419

IVA equipos (16% [CIF+*ARANCELY)) 1,50% _15.558

Costo DDP (USD) 1,274.492

Montaje Pruebas y puesta en servicio 11,80% 122.629

Repuestos 3,00% 31.186

Obras civiles 29,00% 301.465

[Costo Diracto (USD) 1729.773

ingenieria (Disefio) 6,12% 63.591

Interventoria 6,93% 72.065

Administracién de la ejecucién 4,46% 46.311]

Costo Indirecto (USD) 181.967

[Costos Financieros 3,50% 36.364

Costo Total con costos financieros (USD) 1.948.124

[Factor neto de instalacion sin costos financieros ﬁ?,4%

Factor adoptado (Tabla 1) 185,0%

[Costo Total adoptado 1.923.135
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Sesinn Mo 407

Tabla 97. Médulo de Compensacién Capacitiva Paralela 60 MVAr Doble Barra mas

Seccionador de Transferencia —- CP208

Costo . Costo
ITEM Unitario Cantidad miles $/08
Equipo de conexién del banco al didmetro
Accesorios de conexion AT ] 12.042} 1,00] 12.042
Equipo de compensacién
Banco Capacitores 60 MVAR 725.791 1,00 725.791
Gabinete de control de Banco tipo 2 93.393 1,00 93.393
Gabinete proteccion del Banco tipo 2 745,227 1,00 745.227
Total Equipo de patio 1.576.453
Costo
FACTOR DE INSTALACION % FOB (miles $/08
Transporte Maritimo 3,19% 50.255
Seguro Maritimo 0,40% 6.339
Costo CIF (USD) 1.633.048
[Bodegaje 1,66% 26.121
Arancel 13,29% 209.505
Transporte Terrestre 2,05% 32.286
Seguro terrestre 0,52% 8.218
IVA equipos (16% [CIF+ARANCEL]) 1,90% 23.321
[Costo DDP (USD) _ — 1.932.771
Montaje Pruebas y puesta en servicio 11,80% 785.068
Repuestos 3,00% 47.294
Obras civiles 29,00% 457.173
Costo Directo (USD) 2.623.205
Ingenieria (Disefno) 6,12% 96.436
Interventoria 6,93% 109.286
Administracion de la ejecucion 4,46% 70,231
[Costo Indirecto (USD) 275 954]
[Costos Financieros 3,50% 55176
[Costo Total con costos financieros (USD) 2.954.334
E"é?tor neto de instalacion sin Costos financieros 187,4%
Factor adoptado (Tabla 1) 185,0%
[Costo Total adoptado 2.916.439
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Sesivn No 401

Principal mas Transferencia - CP209

Tabla 98. Bahia de Compensacion Reactiva Maniobrable 12,5 - 25 MVAr Barra

Costo . Costo
L ITEM Unitario Cantidad (miles $/08)
Equipos de patio
Interruptor tripolar (mando monopolar) 175,478 1,00 175.478)
Seccionador tripoiar 34.380 3,00 103.139
Seccionador de puesta a tierra 32.784 3,00 98.351
Transformador de corriente 230 kV 30.615 3,00 91.845
Descargador de sobretension 10.150 3,00 30.451
Aislador de poste 2.885 2,00 5771
Gabinete de proteccion tipo 2 93.086 1,00 93.086
Gabinete Medida 49.852 1,00 49,852
Sistema Registro de fallas 98.092 0,50 49.046
Sistema de control coordinado 115.486 1,00 115.486
Ton, De Acero Estructural 8.289 10,70 88.692
Cables Modulo 49.000 1,00 49.000
Accesorios de conexion AT 49.935 1,00 49935
Servicios auxiliares caseta control Tipo 113.616 0,50 56.808
Total Equipo de patio 1.056.939
FACTOR DE INSTALACION % FOB Costo

(miles $/08

Transporte Maritimo 3,19% 33.694
Seguro Maritimo 0,40% 4,250
Costo CIF (USD) 1.094.883
Bodegaje 1,66% 17.513
Arance) 13,29% 140.463
Transporte Terrestre 2,05% 21.646
Seguro terrestre 0,52% 5.5610
IVA equipos (16% [CIF+ARANCEL}) 1,50% 15.819
[Costo DDP (USD) 1.295.833
Montaje Pruebas y puesta en servicio 11,80% 124.683
Repuestos 3,00% 31.708
QObras civiles 29,00% 306.513
Costo Directo (USD) 1.758.737)
ingenieria (Disefio) 8,12% 64.656
Interventoria 6,93% 73.271
Administracion de la ejecucion 4,46% 47.087]
[Costo Indirecto (USD) 185.014
Costos Financieros [ 350% 36.993
[Costo Total con costos financieros (USD) - 1.980.744]
Ector neto de insttalacién sin costos financieros 187,4%
Factor adoptado (Tabla 1) 185,0%
[Costo Total adoptado 1.955.337
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Sesion No 407

Tabla 99. Mdédulo de Compensacion Reactiva Maniobrable 12,5 - 25 MVAr Barra

Principal mas Transferencia - CP210
Costo Costo
| ITEM Unitario Cantidad (miles $/08)
Banco de reactores
Reactor de linea 25 MVAR 1.220.179 1,00 1.220.179
Gabinete proteccion de) reactor 291.374 1,00 291.374
Accesorios de conexion AT 3.274 1,00 3.274
iTotaI Equipos 1.514.828
o Costo

,iACTOR DE INSTALACION % FOB (miles $/08)
Transporte Maritimo 3,19% 48.291
Seguro Maritimo 0,40% 6.091
[Costo CIF (USD) 1.569.210
|Bodegaje 1.66% 25.100
Arancel 13,29% 201.315
Transporte Terrestre 2,05% 31.024
}ggguro terrestre 0,52% 7.897
IVA equipos (16% [CIF+ARANCEL]) 1,50% 22671
Costo DDP (USD) 1.857.217
Montaje Pruebas y puesta en servicio 11,80% 178.698
Repuestos 3,00% 45.445
QObras civiles 29,00% 439,301
[Costo Directo (USD) 2.520.661
Ingenieria (Disefio) 6,12% 92 666
Interventoria 6,93% 105.014
Administracién de la ejecucion 4,46% 67.486
[Costo Total sin costos financieros (USD) 2.785.827
Costos Financieros 1 3,50% 53.019
Costo Total coh costos financieros (USD) 2.838.646
Factor neto de mstalacuon sin costos financieros 187.4%
htor adoptado Tabla 1) 185,0%
Costo Total adoptado 2.802.432
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Besion Mo 401

Tabla 100. Bahia mas Médulo de Compensacién Serie 3x22 MVAr - CP211

Costo . Costo
ITEM Unitario Cantidad miles $/08)

EQUIPOS DE PATIO

Interruptor 175.478 1,00 175.478

Seceionador monopolar 15.438 3,00 46.313

Seccionador tripolar con secc. Puesta a tigrra 26,147 6,00 156.882

Aislador poste 2.885 6,00 17.313

Cables médulo 51.000 1,00 51.000

Servicios auxiliares caseta control 113.616 0,50 56.808

nTotaIEEuipo de patio 503,794

EQUIPOS DE COMPENSACION CAPACITIVA SERIE

Bateria de condensadores serie 3x22 MVAR 3.985.207 1,00 3.985.207

Sisterna de proteccién y control 1.381.304 1,00 1.391.304

Cable fibra 6ptica 29.105 1,00 29.105

Medidor capacidad condensadores 11.194 1,00 11.194

Microcomputador portatil 16.632 1,00 16.632

lTotal compensacion capacitiva 5.433.443

TOTAL EQUIPOS FOB 5.937.237

o Costo

FACTOR DE INSTALACION % FOB (miles $/08)

Transporte Maritimo 3,19% 189.271

Seguro Maritimo 0,40% 23.875

Costo CIF (USD) 6.150.382

Bodegaje 1,66% 98.376

Arancel 13,29% 789.037

Transporte Terrestre 2,05% 121.596

Seguro terrestre 0,52% 30.950

IVA equipos (16% [CIF+ARANCEL!)E 1,50% 88.859

Costo DDP (USD) 7.279.200

Montaje Pruebas y puesta en servicio 11,80% 700.391

Repuestos 3,00% 178.117

Obras civiles 29,00% 1.721.803

[Costo Directo (USD) 9.879.511]

Ingenieria (Diseho) 6,12% 363.197

Interventoria 6,93% 411.594

Administracion de la ejecucién 4,46% 264.505

Costo Indirecto (USD) 1.039.296

Costos Financieros T 3.50% 207.803

[Costo Total con costos financieros (USD) 11.126.610

[Factor neto de instalacion sin Costos financieros 187 4%

[Factor adoptadoj(fﬁ)la 1) 185,0%

[Costo Total adoptado 10.983.888
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Sesicn No 401

Compensacién 500 kV

Tabla 101. Bahia Comp. Reactiva Linea Maniobrable 20 MVAr - CP501

Costo " Costo

- _ITEM Unitario Cantidad (miles $/08)
Equipos de patio

Interruptor tripolar (mando monopolar) 789.449 1,00 789.449
Seccionador 125.908 1,00 125.908
Descargador de sobretension 34.561 3,00 103.682
Cables bahia 49.000 1,00 49.000
Accesorios de conexion AT 19.701 1,00 19.701
Total Equipo de patio 1.087.741
FACTOR DE INSTALACION % FOB Costo

(miles $/08

[Transporte Maritimo 3,19% 34.676
Seguro Maritimo 0,40% 4.374
[Costo CIF (USD) 1.126.790)
Bodegaje_ 1.66% 18.023
Arancel 13,29% 144.557
Trangporte Terrestre 2,05% 22277
Seguro terrestre 0,52% 5.670
IVA eqguipos (16% [CIF+ARANCEL]) 1,50% 16.280
[Costo DDP (USD) 1.333.597]
Montaj@ruebas y puesta en servicio 11,48% 124.843
Repuestos 3,00% 32.632
Obras civiles 20,13% 218.926
Costo Directo (USD) 1.709.998
ingenieria (Diseho) 6.12% 66.540
interventoria 6,93% 75.407
Administracion de la ejecucion 4,46% 48.459
[Costo Indirecto (USD) _ 790,406
[Costos Financieros 1 350% 38.071]
Costo Total con costos financieros (Uﬁ 1.938.474
[Factor neto de instalacion sin Costos financieros 178,2%

Factor adoptado (1abla 1) 180,0%

Costo Total adoptado 1.957.934
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Sesion Mo 401

Tabla 102, Médulo Comp. Reactiva Linea Maniobrable 20 MVAr — CP502

Costo . Costo
ITEM Unitario Cantidad {miles $/08)

Equipo-de compensacién

Reactor de linea 20 MVAR t2 731.313 3,00 2.193.938
Gabinete proteccién de reactor tipo 2 128.019 1,00 128.019
Accesorios de conexién AT 8.040 1,00 8.940
Cables médulo 51.000 1,00 51.000
iTotal Equipo de patio 2.381.897|

Costo

EACTOR DE INSTALACION % FOB (miles $/08)
Transporte Maritimo 3,19% 75.932
Seguro Maritimo 0,40% 9.578
Costo CIF (USD) 2.467.407
Bodegaje 1,66% 39.466
Arancel 13,29% 316.545
Transporte Terrestre 2,05% 48.782
Seguro terrestre - 0,52% 12.417
IVA equipos (16% [CIF+FARANCEL]) 1,50% 35.648
Costo DDP (USD) 2.920.265
Montaje Pruebas y puesta en servicio 11,48% 273.376
Repuestos 3,00% 71.457
Obras civiles 20,13% 479.396
Costo Directo (USD) 3.744 493
I_ngenierﬁl')iseﬁo) 6,12% 145.707
Interventoria 6,93% 165.123
Administracién de la ejecucion 4,46% 106.114
[Costo Indirecto W)) ] 416,944
Costos Financieros . 3,50% 83.366
Costo Total con costos financieros {USD) 4,244,804
[Factor neto de instalacion sin costos financieros 178,2%

[Factor adoptado (Tabla 1) 180,0%

Costo Total adoptado 4.087.415
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Sesion No 401

Tabla 103. Bahia Comp. Reactiva Fija 28 MVAr con reactor de neutro — CP503

Costo , Costo
| _ ITEM Unitario Cantidad {miles $/08)
Equipos de patio 3
Seccionador 125.908 1,00 125.908
Descargador de sobretenslén 34.561 3,00 103.682
Cables bahia 49.000 1,00 49.000
Total Equipo de patio 303.395)]

o Costo

EACTOR DE INSTALACION % FOB (miles $/08) |
Transporte Maritimo 3,19% 9.672
Seguro Maritimo 0,40% 1.220
Costo CIF (USD) 314.287
Bodegaje 1,66% 5.027
Arancel 13,29% 40.320
Transporte Terrestre 2,05% 6.214
[Seguro terrestre 0,52% 1.582
IVA equipos (16% [CIF+ARANCELl) 1,50% 4.541
Costo DDP (USD) 371.970
Montaje Pruebas y puesta en servicio 11,48% 34.821
Repuestos 3.00% 9.102
Obras civiles 20,13% 61.063
[Costo Directo (USD) 476.956
Ingenieria (Disefo) 6.12% 18.559
Interventoria 6,93% 21.033
édministracién de la ;e_jecucién 4,46% 13.516
Costo Indirecto (USD) 53.108
[Costos Financieros 3,50% 10.619
Costo Total con costos financieros (US-I-)) " 540.684
[Factor neto de instalacion sin costos financieros 178,2%
Factor adoptadoﬁ abla 1) 180,0%
Costo Total adoptado 546.111
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Sesion No 401

Tabla 104. M6dulo Comp. Reactiva Fija 28 MVAr con reactor de neutro — CP504

Costo Costo

ITEM Unitario Cantidad (miles $/08)
Equipo de compensgacion
Reactor de linea 28 MVAR 934,884 3,00 2.804 653
Reactor de neutro 343.130 1,00 343.130
Gabinete proteccién de reactor tipo 2 128.019 1,00 128.019
Seccionador de puesta a tierra del neutro 42.094 1,00 42,094
Descargador de sobretensién del neutro 18.228 1,00 18.228
Accesorios de conexién AT 8.940 0,00 0
Accesorios de conexién AT 10.912 1,00 10.912
Cables médulo 51.000 1,00 51.000
Total Equipo de patio 3.398.036

o Costo

FACTOR DE INSTALACION % FOB (miles $/08)
Transporte Maritimo 3,19% 108.325
Seguro Maritimo 0,40% 13.664
Costo CIF (USD) 3.520.024
Bodegaje 1,66% 56.303
Arancel 13,29% 451.586
Transporte Terrestre 2,05% 69.593
[Seguro terrestre 0,52% 17.714
IVA equipos (16% [CIF+ARANCELl) 1,50% 50.856
Costo DI_DP (USD) 4,166,076
Montaje Pruebas y puesta en servicio 11,48% 390.001
Repuestos 3,00% 101.941
Obras civiles _ 20,13% 683.910
[Costo Directo (USD) 5.341.928
Ingenieria (Disefio) 6,12% 207.867
Interventoria 6,93% 235.566
Administracién de la ejecucion 4,46% 151,383
Costo Indirecto (USD) 594,816
Costos Financieros 3,50% 118.931
[Costo Total con costos financieros (USD) 6.055.675
[Factor neto de instalacion sin costos financieros 178.2%
Factor adoptado (Tabla 1) 180,0%
[Costo Total adoptado 6.116.464
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Besion No 401

Tabla 105. Bahia de Compensacién Estatica Reactiva — CP505

Costo Costo
- ITEM Unitario | Cantidad | e s/08)
Equipds de patio 500'KV
Interruptor tripolar {(mando monopolar) T 789.449 1 ,66 m
Seccionador tripolar 125.908 2,00 251.816
Seccionador tripolar con secc. Puesta a tierra 1560.192 1,00 150.192
Transformador de corriente 500 kV 71.881 3,00 215.643
Transformador de tension 500 kV 38.650 3,00 115.950
Descargador de sobretension 34.561 3,00 103.682
Aislador de poste 7.871 3,00 23.614
Gabinete de proteccion Bahias de Autotraf 93.393 1,00 93.393
Gabinete Medida 89.680 0,50 44840
Gabinete Proteccién Diametro 197.021 0,50 98.511
Sistema Registro de fallas 136.895 0,50 68.447
Sisterna de control coordinado 141.620 0,50 70.810
Ton. de Acero Estructural 8.289 44,44 368.360
Cables Médulo 51.000 1,00 51.000
Accesorios de conexién AT 288.365 1,00 288.365
Servicios auxiliares caseta control Tipo 113.616 0,50 56.808
Total Equipo de patio " 2.790.881]

o Costo

ETOR DE INSTALACION % FOB (miles $/08)
Transporte Maritimo 3,19% 88,969
Seguro Maritimo 0,40% 11.223
[Costo CIF (USD) 2.891.073)
Bodegaje 1,66% 46.243
Arancel 13,29% 370.898
Transporte Terrestre 2,05% 57.158
[Seguro terrestre 0,52% 14.549
IVA equipos (16% [CIF+ARANCEL]) 1,50% 41.769
Costo DDP (USD) 3.421.689
MontaTeEruebas y puesta en servicio 11,48% 320.316
Repuestos 3,00% 83.726
Obras civiles 20,13% 561.710
Costo Directo (USD) 4.387.442
Ingenieria (Disefo) 6,12% 170.726
Interventoria 6,93% 193,476
Administracion de la ejecucion 4,46% 124.334
Costo Indirecto (USD) T~ 488.535
[Costos Financieros 3,50% 97.681
Costo Total con costos financieros US_"IZ'N 4.973.658
[Factor neto de instalacion con costos financieros 178,2%
Factor adoptado (1abla 1) 180,0%
Costo Total adoptado 5.023.585
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Sesion No 4071

Tabla 106. Médulo de Compensacién Estatica Reactiva — CP506

Costo . Costo
— ITEM unitarlo | C3mtdad | )ioe $i08)
Equipos de patio
Transformador Monofasico 250 MVA %.423.388 3.00] 13.270.165]
Reactor controlado por tiristores 1.903.048 2,00 3.806.097
Banco de capacitores operado por finistores 1.477.661 2,00 2.955.322
Filtro de amménicos 511.744 3,00 1.535.232
Valvula de tiristores para TCR 2.414.793 2,00] 4.829.585
Vélvula de tiristores para TSC 4.554.523 2,00 9.109.045
Barraje rigido con soportes conectores y cable para T. secundaria 3.895.652 1,00 3.895.652
Descargador de sobretension en la tension secundaria 534.133 1,00 534.133
Cuchilla de puesta a tierra en la tensién secundaria 33.683 9,00 302.249
Transformador de tensién para medids y proteccion en tensién sec. 24.948 2,00 49,895
Transformador de corriente para medida y proteccién en tens. sec. 30.615 38,00 1.163.376
Tablero de proteccién de conexién + p. bamaje comp + p. traf de A 411.954 1,00 411.954
Tablero de proteccion de los TSC 896.512 1,00 896.512
Tablero de proteccién de los TCR 230.285 1,00 230.285
Tablero Registrador de Fallas 486.157 1,00 486.157
Computador de control del sistema de compensacion 5.159.020 1,00 5.159.020
Sistemna de control del Compensador 1.530.435 1,00 1.630.435
Estacién de trabajo 527.736 1,00 527.736
Computador de comunicacion (Gatway) e interfase oara sincron 826.787 1,00 826.787
Unidad de entradas/salidas remotas 313,443 1,00 313.443
Red de érea local con los manejadores 140.730 1,00 140.730
Interfase para o sistema de protecciones 167.596 1,00 167.596
|Red de érea Iocal para el sistema de protecciones 329.435 1,00 329.435
Sistema de refrigeracion para valvulas de tiristores 2.168.516 2,00 4,337.031
Bandeja metalica portacable con pemos de anclaje, hermajesy P. A T. 63.968 1,00 63.968
Transformador de 400 kVA, seccionador fusible, Equipo de Medida 111.944 1,00 111.844
Banco de baterias de 125 Ve 133.053 1,00 133.053
Cargador de baterias de 125 Vee 123.138 2,00 246.277
Inversor 90.195 1,00 90.195
Planta diesel de 350 KVA con tablero de control, proteccion y medida 209.495 1,00 209.495
Tablero de distribucion 175.912 1.00 175.912
Total Equipos FOB 57.838.717
Costo
FACTOR DE INjSTALACION % FOB (miles $/08)
Transporte Maritimo 3.19% 1.843.817
Seguro Maritimo 0.40% 232.579
Costo CIF (USD) 59.915.113
Bodegaje 1,66% 958.348
Arancel 13,29% 7.686.549
Trangporte Terrestre 2,05% 1.184.551
Seguro terresire 0,52% 301.509
IVA equipos (16% [CIF+ARANCEL]) 1,50% 865.635
Costo DDP (USD) 70.911.706
Montaje Pruebas y puesta en servicio 11,48% 6.638.285
Repuestos 3,00% 1.735.161
Obras civiles 20,13% 11.640.983
Costo Directo (U§D) 90.926.136
Ingenieria (Disefo) 6,12% 3.538.149
Interventoria 6,93% 4.009.621
Administracion de la ejecucién 4,46% 2.576.728]
Costo Indlrecto (USD) 10.124.498
Costos Financieros | 3,50% 2.024.355
Costo Total con costos financleros (USD) 103.074.988
Factor neto de instalacion sin costos financieros 178,2%
Factor adoptado (Tabla 1) 180,0%
Costo Total adoptado 104.109:690
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Sesion No 407

Bancos de Reactores

Tabla 107. Banco Reactores para Terciario de Autotransformador 34,5 kV — REA01

Costo . Costo
ITEM Unitario | ©2"1939 | il $i08
Equipo:de compensacion
Banco de reaclores de 50 MVAR, 38 kV 1.198.690 1,00 1.198.690
Celda interruptor extraible 2500 A y 34.5 kV 275.645 1,00 275.645
Cables médulo 46.000 1,00 46.000
Total ﬁipo de patio 1.5620.335
FACTOR DE INSTALACION % FOB Costo
{miles $/08
Transporte Maritimo 3,19% 48.466
Seguro Maritimo 0,40% 6.114
Costo CIF (USD) 1.574.914L
Bodegaje 1,66% 25.191
Arancel 13,29% 202.047
Transporte Terrestre 2,05% 31.137
|Seguro terrestre 0,52% 7.925
IVA equipos (16% [CIF+ARANCEL]) 1,50% 22.754
Costo DDP (USD) 1.863.968
Montaje Pruebas y puesta en servicio 11,48% 174.492
Repuestos 3,00% 45.610
Obras civiles 20,13% 305.992
Costo Directo (USD) 2.390.063
Ingenieria (Disefio) 6,12% 93.003
Interventoria 6,93% 105.396
Administracion de la ejecucion 4,46% 67.731
[Costo Indirecto (USD) 266.130
Costos Financieros | 3,50% | 53212
Costo Total con costos financieros (US.‘TJ) 2.709.405
Factor neto de instalacion sin costos financieros 1?8,2%
[Factor adoptado (1abia 1) 180,0%
Costo Total adoptado 2.736.603
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Sesion No 401

Lineas de Transmisién 230 kV

Tabla 108. Km de linea 1 circuito Nivel 1 - L1211

Costo . Costo
ITEM Unitario Cantidad/km (miles $/08
Estructuras (Toneladas de acero por km) 3.679 13,13 48.300
Cadenas de aisladores suspension 828 520 4.307
Cadenas de aisladores retencién 984 3,84 3.782
Conductor (Toneladas de cond, por km) 8.196 4,87 39.896
Accesorios para conductor y cable de guarda 4,998 1,00 4.998
Cable de guarda 2.662 1,02 2.716
Costo FOB [100%] (USD/km) 103.998
FACTOR DE INSTALACION % FOB Costo
(miles $/08
Transporte Maritimo 3,19% 3.316
Seguro Maritimo 0,40% 418
Eosto CIF (USD/km) 107.73"
Bodegaje 1,66% 1.723
Arancel 15,53% 16.151
Transporte Terrestre 2,05% 2.130
[Seguro terrestre 0,52% 542
IVA equipos (16% [CIF+ARANCEL]) 1,50% 1.5656
Costo DDP (USD/km) } 129.834]
Qbra civil, montaje, pruebas y puesta en marcha 71,39% 74.242
Repuestos 4,39% 4.561
Gestion Ambiental 21,42% 22.281
Servidumbres 0,00% 0
[Costo Directo (USD/km) . 230.919
Ingenieria (Disefio) 17,20% 17.884
Interventoria 22,44% 23.337
Administracion de la ejecucion 13,42% 13.961]
[Costo Directo (USD/km) 55.182
Costos Financieros _ _ 4,50% 4.680
[Costo Total con costos financieros (USD/km) 290.780)
Factor neto de instalacion sin costos financieros 279.6%
[Factor adoptado (7} abla 2) 275,0%
[Costo Total adoptado 285.994
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Sesion No 401

Tabla 109. km de linea 2 circuitos Nivel 1 - L1212

Costo . Costo
ITEM Unitario Cantldadlkrl (miles $/08)
Estructuras (Toneladas de acero por km) 3.679 18,77 69.053
Cadenas de aisladores suspension 828 10,72 8.880
Cadenas de aisladores retencion 984 7,68 7.564
Conductor (Toneladas de cond. por km) 8.196 10,33 84676
Accesorios para conductor y cable de guardia 7.685 1,00 7.685
Cable de guarda 2.662 2,04 5.431
Costo FOB [100%] (USD/km) 183.289
FACTOR DE INSTALACION % FOB Costo
L (miles $/08)
Transporte Maritimo 3,19% 5.843
Seguro Maritimo 0,40% 737
[Costo CIF (USD/km) 189.869
Bodegaje 1,66% 3.037]
Arancel 15,53% 28.465
Transporte Terrestre 2,05% 3.754
[Seguro terrestre 0,52% 955
IVA equipos (16% [CIF+ARANCEL])) 1,50% 2.743
Costo DDP (USD/km) 228.823
Obra civil, montaje, pruebas y puesta en marcha 58,45% 107.129
Repuestos 4,54% 8,313
Gestion Ambiental 12,16% 22.281
Servidumbres 0,00% _0_
Costo Directo (USD/km) _ 366.547
Ingenieria (Diseho) 9,76% 17.884
Interventoria 12,73% 23.337
Administraciéon de la ejecucion 7,62% 13.961
[Costo Directo (USD/km) 55.182
[Costos Financieros | 4,50% 8.248]
Costo Total con costos financieros (USD/km) 429.976
[Factor neto de instalacion sin costos financieros 234 6%
[Factor adoptado (T?bla 2) 230,0%
[Costo Total adoptado 421,565
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Besion No 401

Tabla 110. km de linea 2 circuitos 2 subconductores por fase Nivel 1 - L1213

Costo . Costo
ITEM Unitarip | C2ntidad/km | 1 os $i08
Estructuras (Toneladas de acero por km) 3.679 22,53 §2.864
Cadenas de aisladores suspension 1.657 10,72 17.759
Cadenas de aisladores retencion 1.969 7,68 15.127
Conductor (Toneladas de cond. por km) 8.196 17,38 142.446
Accesorios para conductor y cable de guardia 16.846 1,00 16.846
Cable de guarda 2.662 2,04 5.431
Costo FOB [100%] (USD/km) 280.474
FACTOR DE INSTALACION % FOB Costo
(miles $/08
Transporte Maritimo 3,19% 8.941
Seguro Maritimo 0,40% 1.128
Costo CIF (USD/km) 290.543
Bodegaje 1,66% 4.647]
Arancel 15,53% 43.558
Transporte Terrestre 2.05% 5.744
[ Seguro terrestre 0,52% 1.462
IVA equipos (16% [CIF+ARANCEL]) 1,50% 4,198
Costo DDP (USD/km) ] 350.151
Obra civil, montaje, pruebas y puesta en marcha 58,45% 163.932
Repuestos 4.54% 12.720
Gestion Ambiental 7,94% 22.281
Servidumbres 0,00% _0
Costo Directo (USD/km) 549.085
Ingenieria (f)iseﬁo) 6,38% 17.884
Interventoria 8,32% 23.337
Administracion de la ejecucion 4,98% 13.961
[Costo Dirocto (USD/km) 55.182
Costos Financieros ' | 4,50% 12.621
[Costo Total con costos financieros 1U§D7km) 616.888
Factor neto de instalacion sin costos financieros 219,9%
Factor adoptado (Tabla 2) 220,0%
[Costo Total adoptado 617.042
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Tabla 111. Km de linea 1 circuito Nivel 2 = L1221

Costo . Costo
ITEM Unitario | C3ntidad/km | = ios $/08)
Estructuras (Toneladas de acero por km) 3.679 13,52 49.749
Cadenas de aisladores suspension 828 5,20 4,307
Cadenas de aisladores retencion 984 3,84 3.782
Conductor (Toneladas de cond. por km) 8.196 5,33 43.684
Accesorios para conductor y cable de guarda 4,998 1,00 4.998
Cable de guarda 2.662 1,02 2.716
Costo FOB [100%] (USD/km) 109.235
° Costo

FACTOR DE INSTALACION %o FOB (miles $/08)
Transporte Maritimo 3,19% 3.482
Seguro Maritimo 0,40% 439
Costo CIF (USD/km) 113.157]
Bodegaje 1,66% 1.810
Arancel 15,53% 16.964
Transporte Terrestre 2,05% 2.237
Seguro terrestre ~ 0,52% 569
IVA equipos (16% [CIF+ARANCEL)) 1,50% 1.635
Costo DDP (USD/km) 136.372,
Obra civil, montaje, pruebas y puesta en marcha 71,39% 77.981
Repuestos 4,39% 4,791
Gestion Ambiental 20,40% 22,281
Servidumbres 0,00% 0
Costo Directo (USD/km) 1 241.425
Ingenieria (Disefio) 16,37% 17.884
Interventoria 21,36% 23.337
Administracion de la ejecucion 12,78% 13.961
Costo Directo (USD/km) 55.182
Costos Financieros e 4,50% 4.916
[Costo Total con costos financieros (USD/km) _ 301.523
[Factor neto de instalacion Sin costos financieros 226,0%

Factor adoptado (Tabla 2) 275,0%

Costo Total adoptado 300.396
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Sesidn No 401

Tabla 112. km de linea 2 circuitos Nivel 2 — L1222

- Costo Costo
ITEM Unitario Cantidad/km (miles $/08)
Estructuras (Tonsladas de acero por km) 3.679 19,34 71.125
Cadenas de aisladores suspensién 828 10,72 §8.880
Cadenas de aisladores retencién 084 7,68 7.564
Conductor (Toneladas de cond. por km) 8.196 11,78 96.525
Accesorios para conductor y cable de guardia 7.685 1,00 7.685
Cable de guarda 2.662 2,04 5.431
[Costo FOB [100%] (USD/km) 197.209
FACTOR DE INSTALACION % FOB Costo
(miles $/08)

Transporte Maritimo 3,19% 6.287
Seguro Maritimo 0,40% 793
Costo CIF (USD/km) 204.289
Bodegaje 1,66% 3.268
Arancel 15,53% 30.627
Transporte Terrestre 2,05% 4,039
[Seguro terrestre 0.52% 1.028
IVA equipos (16% [C|F+ARANCEl:]_) 1,50% 2.952
Costo DDP (Usﬁlkm) 246:202
Obra civil, montaje, pruebas y puesta en marcha 58,45% 115,266
Repuestos 4.54% 8.944
Gestion Ambiental 11,30% 22.281
§ervidu_mbres _ 0,00% 0
Costo Direfto (USD/km) 392693
Ingenieria (Disefic) 9,07% 17.884
Interventoria 11,83% 23.337
Administracion de la ejecucién 7,08% 13.961
[Costo Directo (USD/km) 55.182
Costos Financieros _ 4,50% 8.&
[Costo Total con costos financieros (USD/km) 456.749
Eactor neto de insialacién sin costos financieros 231,6%

Factor gdoptado (Tabla 2) 230,0%

Costo Total adoptado 453.582
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Sesion Mo 401

Tabla 113. km de linea 2 circuitos 2 subconductores por fase Nivel 2 — L1223

Costo . Costo

ITEM Unitarip | C2Mtidadkm | . iies s108)
Estructuras (Toneladas de acero por km) 3.679 22,53 82.864
Cadenas de aisladores suspensién 1.657 10,72 17.759
Cadenas de aisladores retencién 1.969 7,68 15.127
Conductor (Toneladas de cond. por km) 8.196 17,38 142 446
Accesorios para conductor y cable de guardia 16.846 1,00 16.846
Cable de guarda 2.662 2,04 5.431
Costo FOB [100%] (USD/km) 280.474

o Costo
FACTOR DE INSTALACION % FOB (miles $/08)
Transporte Maritimo 3.19% 8.941
Seguro Maritimo 0,40% 1.128
Costo CIF (USD/km) 290,543]
Bodegaje 1,66% 4.647
Arancel 15,53% 43.558
Transporte Terrestre 2,05% 5.744
[Seguro terrestre 0,52% 1.462
IVA equipos (16% [CIF+ARANCEL]) 1,50% 4198
Costo DDP (USD/km) 3 350.151
Obra civil, montaje, pruebas y puesta en marcha 58,45% 163.932
Repuestos 4,54% 12.720
Gestion Ambiental 7,94% 22.281
Servidumbres . 0,00% 0
Costo Directo (USD/km) 549.085
Ingenieria (Disefo) 6,38% 17.884
Interventoria 8,32% 23.337
Administracién de la ejecucion 4,98% 13.961
Costo Directo (USD/km) e | 55782]
Costos Financieros — 4,50% 12.621
Costo Total con costos financieros (USD/km) 616.%
Factor neto de inst_alacién sin costos financieros 219,9%
[Factor adoptado (Tabla 2) 220,0%
[Costo Total adoptado 617.042
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Tabla 114, Km de linea 1 circuito Nivel 3 — L1231

Costo Costo

ITEM Unitario | C3ntidad/km [ e s/08)
Estructuras (Toneladas de acero por km) 3.679 14,57 53.613
Cadenas de aisladores suspensién 828 520 4.307
Cadenas de aisladores retencién 984 3,84 3.782
Conductor (Toneladas de cond. por km) 8.196 6,53 53.524
Accesorios para conductor y cable de guarda 4,998 1,00 4.998
Cable de guarda 2.662 1,02 2.718
Costo FOB [100%] (USD/km) 122.941
FACTOR DE INSTALACION % FOB Costo
___ (miles $/08)
Transporte Maritimo 3,19% 3.919
Seguro Maritimo 0,40% 494
Elsto CIF (USD/km) 127.355
Bodegaje 1,66% 2.037
Arancel 15,53% 19.093
Transporte Terrestre 2,05% 2.518
Seguro terrestre 0,52% 641
IVA equipos (16% [CIF+ARANCEL]) 1,50% 1.840
Costo DDP (USD/km) 153.484
Obra civil, montaje, pruebas y puesta en marcha 71,39% 87.766
Repuestos 4,39% 5.392
Gestion Ambiental 18,12% 22.281
Servidumbres _ 0,00% 0
Costo Directo (USD/km) 268.922
Ingenieria (Disefio) 14,55% 17.884
Interventoria 18,98% 23.337
Administracion de la ejecucion 13,42% 16.504
Costo Directo (USD/km) 57,725
Costos Financieros _ 4,50% 5.532
Costo Total con costos financieros (USD/km) 332.18(4
Factor neto de instalacion sin Costos financieros 220,2%
Factor adoptado (Tabla 2) 275,0% |
Costo Total adoptado 338,089
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Tabla 115. km de linea 2 circuitos Nivel 3 - L|232

Costo . Costo

ITEM Unitarip | Gantidadkm | ;o $08)
Estructuras (Toneladas de acero por km) 3.679 20,84 76.649
Cadenas de aisladores suspension 828 10,72 8.880
Cadenas de aisladores retencién 984 7,68 7.564
Conductor (Toneladas de cond. por km) 8.196 13,14 107.726
Accesorios para conductor y cable de guardia 7.685 1,00 7.685
Cable de guarda 2.662 2,04 5431
Costo FOB [100%] (USD/km) 213,935

o Costo
:ACTOR DE INSTALACION % FOB (miles $/08)
Transporte Maritimo 3,19% 6.820
Seguro Maritimg 0,40% 860
Costo CIF (USD/km) 221,615
Bodegaje 1,66% 3.545
Arancel 15,53% 33.224
Transporte Terrestre 2,05% 4.381
Seguro terrestre 0,52% 1.115
IVA equipos (16% [CIF+ARANCEL)) 1,50% 3.202
Costo DDP (USD/km) 267.082
Obra civil, montaje, pruebas y puesta en marcha 58,45% 125.041
Repuestos 4,54% 9.703
Gestion Ambiental 10,41% 22.281
Servidumbres 0,00% __0
Costo Directo (USD/km) - 423 107
Ingenieria (Diserio) 8,36% 17.884
Interventoria 10,91% 23.337
Administracion de la ejecucion 6,53% 13.961
[Costo Directo (Uﬁ)lkm) 55.182]
[Costos Financieros 4,50% 9.627
[Costo Total con costos financieros (USD/km) 486.916
Factor neto de instalacion sin costos financieros 228,5%
[Factor adoptado (Tabla 2) 230,0% ]
Costo Total adoptado 492.049
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Tabla 116. km de linea 2 circuitos 2 subconductores por fase Nivel 3 — L1233

Costo . Costo

ITEM Unitario | C3Mtdad/km | e si08)
Estructuras (Toneladas de acero por km) 3.679 22,53 82.864
Cadenas de aisladores suspensién 1.657 10,72 17.759
Cadenas de aisladores retencién 1.969 7,68 15.127
Conductor (Toneladas de cond. por km) 8.196 17,38 142 446
Accesorios para conductor y cable de guardia 16.846 1,00 16.846
Cable de guarda o 2.662 2,04 5.431
Costo FOB [1 00%] (USD/km) 280.474
FACTOR DE INSTALACION % FOB Costo
- (miles $/08)
Transporte Maritimo 3,19% 8.941
Seguro Maritimo 0,40% 1.128
Costo CIF (USD/km) 290.543
Bodegaje 1,66% 4,647
Arancel 15,53% 43.558
Transporte Terrestre 2,05% 5.744
[Seguro terrestre 0,52% 1.462
IVA equipos (16% [CIF+ARANCEL]) 1,50% 4,198
Costo DDP (USD/km) 350.151
Obra civil, montaje, pruebas y puesta en marcha 58,45% 163.932
Repuestos 4,54% 12.720
Gestion Ambiental 7.94% 22.281
Servidumbres 0,00% 0
[Costo Directo (USD/km) 549.085
Ingenieria (Disefio) 6,38% 17.884
Interventoria 8,32% 23.337
Administracion de la ejecucion 4,98% 13.961
[Costo Directo (USD/km) 55.182
[Costos Financieros 4,50% 12.621
[Costo Total con costos financieros (USD/km) 616.888
Factor neto de instalacion sin costos financieros 219,9%
[Factor adoptadoﬁabla 2) 220,0%
[Costo Total adoptado 617.042
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Sesion No 404

Lineas de Transmisién 500 kV

Tabla 117. km de linea 1 circuito 4 subconductores por fase Nivel 1 — LI511

Costo Costo

ITEM Unitario | C2ntidadikm | . e si08)
Estructuras (Toneladas de acero por km) 3.679 25,93 95.369
Cadenas de aisladores suspension tipo niebla "V" 500 kV 3.263 5,45 17.797
Cadenas de aisladores retencion tipo niebla 500 kV 5.067 3,78 19.173
Conductor para 500 kV cto sencillo (Toneladas de cond. por km) 8.196 11,60 95.081
Accesorios para conductor y cable de guardia 500 kV cto sencillo 10.197 1,00 10.197
Cable de guarda para lineas 500 kV 2.662 2,04 5.431
Costo FOB [100%) (USD/km) 243.048

Costo
EETOR DE INSTALACION % FOB (miles $/08)
Transporte Maritimo 3,19% 7.748
Seguro Maritimo 0,40% 977
Costo CIF (USD/km) 251.773
Bodegaje 1,66% 4.027
Arancel 15,53% 37.745
Transporte Terrestre 2,05% 4,978
[Seguro terrestre 0,52% 1.267
IVA equipos (16% [CIF+ARANCEL]) 1,50% 3.638
Costo DDP (USD/km) - 303.428
Obra civil, montaje, pruebas y puesta en marcha 73,08% 177.621
Repuestos 4,14% 10.074
Gestion Ambiental 10,91% 26.521
Servidumbres 0,00% 0
Costo Directo (USD/km) 517.643
Ingenieria (Disefio) 7,36% 17.884
Interventoria 9,60% 23.337
Administracion de la ejecucion 5,74% 13.961
Costo Directo (U§"[')Tkm) 551 82
Costos Financieros I 450% 10.937
Costo Total con costos financieros (USD/km) 583.762
Factor neto de |nstaIaC|én sin costos flnanmeros 240,2%
Factor adoptado (Tabla 2) 240,0%
Costo Total adoptado 583.314
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Besion No 491

Tabla 118. km de linea 1 circuito 4 subconductores por fase Nivel 2 — L1521

Costo . Costo
ITEM Unitario Cantidad/km (miles $/08)
Estructuras (Toneladas de acero por km) 3.679 26,70 98.230
Cadenas de aisladores suspension tipo niebla "V* 500 kV 3,263 5,45 17.797
Cadenas de aisladores retencion tipo niebla 500 kv 5.067 3,78 19.173
Conductor para 500 kV cto sencillo (Toneladas de cond. por km) 8.196 14,00 114.703
Accesorios para conductor y cable de guardia 500 kV cto sencillo 10.197 1,00 10.197
Cable de guarda para lineas 500 kv 2.662 2,04 5.431
Costo FOB [100%] (USD/kim) 265,531
Costo

EACTOR DE INSTALACION % FOB (miles $/08)
Transporte Maritimo 3,19% 8.465
Seguro Maritimo 0,40% 1.068
Costo CIF (USD/km) B 275.064
Bodegaje 1,66% 4.400
Arancel . 15,63% 41.237
Transporte Terrestre 2,05% 5438
Seguro terrestre 0,52% 1.384
IVA equipos (16% [CIF+ARANCEL]) 1,50% 3.974
Costo DDP (USD/km) 331.490)
Obra civil, montaje, pruebas y puesta en marcha 73,08% 194.052
Repuestos 4,14% 11.006
Gestion Ambiental 9,99% 26.521
Servidumbres 0,00% 0
Costo Directo (USD/km) " 563.075
Ingenieria (Disefo) } 6,74% 17.884
Interventoria 8,79% 23.337
Administracion de la ejecucién 5,26% 13.961
Costo Directo (USD/km) 55.182
Costos Financieros 4, 50% 11.949
[Costo Total con costos financieros (USD/km) 630,206
[Factor neto de instalacion sin costos financieros 237,3%

[Factor adoptado ('—T abla 2) 240,0%

[Costo Total adoptado 637.274
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Sesicn No 401

Anexo 3. CODIGOS UTILIZADOS EN ESTADISTICAS DE CALIDAD

AT: Autotransformador

BL: Bahia de Linea

BT: Bahia de Transformador

BC: Bahia de Compensacion

COMPENSA: Médulos de Compensacion

LIN_200: Lineas de 220 kV o 230 kV menores o iguales a 100 km *
LIN_200_LONG: Lineas de 220 kV o 230 kV mayores de 100 km

LIN_500: Lineas de 500 kV

Clasificacion de los eventos reportados para los activos del STN
Referente a las primeras tres letras:

Ins:  Instruccién
Evn: Evento

Para las demas letras

CnsgEmergencia: Consignacién de Emergencia
CnsgProgramada:  Consignacion Programada

CondOperativa: Condicién Operativa
Disponibilidad: Disponibilidad

Forzada: Salida Forzada
ForzadoExterno: Salida

FuerzaMayor: Fuerza Mayor

InstruccionCnd: Instruccion del CND
MttoMayor: Mantenimiento Mayor
ProgramaMtto: Programa de Mantenimiento
Tercero: Causada por un tercero

TrbExpansion: Necesaria para trabajos de expansién

4 Una vez dejado de considerar el grupo LIN_220_L.ONG, se asume que el grupo LIN_220 incluye todas las lineas
de 220 kVy 230 kV.
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Anexo 4.
Eventos
Horas Frecuencla Acumulado
[ [ 38%
12 4 €3%
18 1 69%
24 2 81%
30 - 81%
36 - 81%
42 - 81%
43 1 88%
54 - 88%
60 - 88%
20 2 100%
Horas Frecuencia Acumulado
10 315 82%
20 38 92%
30 20 97%
40 [ 98%
50 1 9%
&0 - 999%
70 1 99%
80 2 99%
80 1 100%
10 - 100%
130 1 100%

Horas Frecuencia Acumulado

2 147 38%
4 80 59%
6 37 69%
8 EL] 78%
10 15 82%
12 18 86%
14 6 88%
16 7 0%
18 4 2%
20 3 92%
130 32 100%

Horas Frecuencia Acumulado

3 2 33%
€ 2 67%
9 - 67%
12 1 83%
15 - 83%
18 - 83%
21 - 83%
24 - 83%
27 - 83%
30 1 100%
- 100%
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Horas  Frecuencia Acumulado B
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Horas Frecusncia Acumulado

6 29 25%
12 73 88%
18 8 95%
24 - 95%
30 1 96%
36 4 99%
42 - 99%
48 - 99%
54 - 99%
60 1 100%

- 100%

Horas Frecuencla Acumulade

5 13 17%
10 42 2%
15 12 88%
20 4 93%
25 1 95%
30 2 97%
35 - 97%
40 - 97%
45 2 100%
50 - 100%

- 100%

Horas Frecuencia Acumulado

8 161 44%
16 111 75%
24 25 82%
32 22 88%
40 16 3%
48 12 96%
56 3 97%
64 1 97%
72 1 97%
80 - 97%

230 10 100%

Horas Frecusncia Acumulado

2 10 3%
4 54 18%
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8 43 44%
10 49 58%
12 33 67%
14 14 71%
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18 7 17%
20 7 79%
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Horas Frecusncia Acumulado
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50 - 90%
60 1 100%
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Horas Frecuencla Acumulado ] a5 ]
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