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Sub - Comité de Transmision del COES
Calle Juan de la Fuente Nro 453 Urb. San Antonio
Miraflores

Asunto : Absolucion a Observaciones al Estudio Tarifario presentado
por Red de Energia del Perd, Consorcio Transmantaro e Isa
Pera.

Estimado Ingeniero:

Me dirijo a usted, para hacerle llegar adjunto al presente, nuestra absolucién a las
observaciones al Estudio presentado por REP, CTM e Isa Perd, correspondiente al
periodo de mayo 2013 - 2014.

Al respecto, se adjunta 01 CD conteniendo lo siguiente :

e Propuesta de Tarifas SPT de REP
e Propuesta de Tarifas SPT de CTM
e Propuesta de Tarifas SPT de ISA PERU

Sin otro particular, quedo de usted .

Atentamente

!

Edificio C ativo Arona, oficina 601
Av. Juan de Arona 720
San Isidro. Lima 27, Peru

el + 511 7126600
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INFORME

PROPUESTA TARIFARIA DE RED DE ENERGIA DEL PERU

REGULACION DE TARIFAS EN BARRA MAYO 2013- ABRIL 2014

1 OBJETIVO

El presente informe tiene como objetivo determinar las Tarifas del Sistema

Principal de Transmisién de REP correspondiente al Periodo Tarifario Mayo
2013 - Abril 2014, y detallar la metodologia empleada para su calculo y de

los componentes que lo conforman.

2 ANTECEDENTES

Con fecha 05 de setiembre de 2002, el Estado Peruano y Red de
Energia del Peru suscribieron el Contrato de Concesién de los Sistemas
de Transmision Eléctrica ETECEN-ETESUR, cuyo objeto es establecer
los derechos y obligaciones de las Partes y estipular las normas y
procedimientos que regiran entre éstas para la Explotacion del Sistema
de Transmision, y la prestacion del Servicio por el plazo de treinta (30)
anos contados desde la fecha de Cierre, la ejecucién de los
compromisos de Inversion y la devolucién de todos los bienes de la
Concesion al Estado al producirse la caducidad de la Concesién.

Con fecha 31 de marzo del 2006, el Estado Peruano a través del
Ministerio de Energia y Minas y la empresa Red de Energia del Peru
S.A. (en adelante las Partes), suscribieron la Adenda para la
Modificacién del Contrato de Concesién (Primera Adenda de
Modificacion), para el tratamiento de las Ampliaciones, en la cual se

establecen los procedimientos y criterios a seguir para la Fijacion de
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Tarifas y Compensaciones de las instalaciones de los proyectos de

ampliacién.

- Con fecha 26 de julio del 2006, las Partes suscribieron la Adenda para
Modificacion del Contrato de Concesion (Segunda Adenda de
Modificacion), mediante el cual se precis6 el tratamiento de los ingresos
adicionales a la RAG y se modificé el Anexo N° 7 del Contrato de
Concesion en el cual se establecen los criterios generales para el pago
de remuneraciones de la Sociedad Concesionaria. Ademas se introduce
una Clausula Transitoria para regularizar la remuneracidon de las
instalaciones que generan Ingresos adicionales a la RAG
correspondientes a los contratos de servicios de transmision con CNP
Energia S.A. y Cahua S.A,, y recuperar el monto pagado por concepto

de Impuesto a las Transacciones Financieras (ITF).

- Con fecha 28 de mayo de 2007, las Partes suscribieron la Minuta
Aclaratoria, mediante la cual se da mayor precisién respecto de la
forma y mecanismos aplicables al pago de la Remuneracién Anual por

Ampliaciones.

- Con fecha 7 de agosto de 2007, las Partes suscribieron la Adenda para
la Modificacion del Contrato de Concesién (Tercera Adenda de
Modificacion), mediante la cual modifican el numeral 5.2 del Anexo N° 7
respecto al pago de la remuneracién anual correspondiente a los
consumidores. Asimismo, se modifica el numeral 10 respecto a las
instalaciones que generan ingresos adicionales a la RAG.

Ampliacion N° 1

- EI 31 de marzo del 2006 las Partes suscribieron la Primera Clausula
Adicional por Ampliaciones (en adelante Primera Clausula Adicional), en
la cual se acuerda la ejecucion de la Ampliacion N° 1 que comprende el
“Proyecto de Construccion de la Nueva Subestacion Chilca REP y
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Ampliacién de Capacidad de las lineas de transmision existentes L-
2090 y L-2208 en los tramos desde la subestaciéon San Juan hasta la

futura subestacion Chilca REP”.

- Asimismo, con fecha 11 de abril de 2008 las Partes suscribieron la
Adenda modificatoria de la Primera Clausula Adicional, con la finalidad
de incorporar el Proyecto de “Repotenciaciéon del Sistema de barras de
la Subestacion San Juan” como parte de la Ampliacion N° 1. En este
sentido la Ampliacién N° 1 quedé establecida como dos proyectos, cada

una con sus propias fechas de inicio de operaciones y remuneraciones:

= Proyecto 1: Proyecto de construccion de la nueva Subestacion
Chilca REP y Ampliacién de la capacidad de las lineas de
transmision existentes L-2090 y L-2208 en los tramos desde la
Subestacion San Juan hasta la futura Subestacion Chilca
REP.

* Proyecto 2: Repotenciacion del Sistema de Barras de la

Subestacion San Juan

Ampliacion N° 2

- El 26 de julio del 2006 las Partes suscribieron la Segunda Clausula
Adicional por Ampliaciones (en adelante la Segunda Clausula
Adicional), en la cual se acuerda la ejecucién de la Ampliacion N° 2 que
comprende el “Proyecto de Construccion del Segundo Circuito de la
Linea de Transmision 220 kV Zapallal-Paramonga Nueva-Chimbote 1 y
Ampliacién de las Subestaciones Asociadas”.

- Con fecha 24 de abril de 2008, se suscribié la adenda a la Segunda
Clausula Adicional por Ampliaciones, mediante la cual se establecen las
condiciones para el reconocimiento econémico por los gastos
correspondientes a la Reparacion y Solucién de Deficiencias de
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Cimentacion de postes existentes, como parte de las obras de la

Ampliacién N° 2.

Ampliacion N° 3

- Con fecha 16 de mayo de 2007, las Partes suscribieron la Tercera
Clausula Adicional por Ampliaciones (en adelante Tercera Clausula
Adicional), en la cual se acuerda la ejecucion de la Ampliaciéon N° 3 que
comprende el Proyecto “Ampliaciéon de las Subestaciones Ica, Marcona,

y Juliaca”.

Ampliacion N° 4

- El 16 de mayo de 2007 las Partes suscribieron la Cuarta Clausula
Adicional por Ampliaciones (en adelante Cuarta Clausula Adicional), en
la cual se acuerda la ejecucion de la Ampliacion N° 4 que comprende el
Proyecto “Compensaciéon Capacitiva en la Zona de Lima: Subestacion
Santa Rosa 2x20 MVAR, 60 kV y Subestacion Chavarria 2x20 MVAR,
60 kV”.

- Con fecha 11 de abril de 2008 las Partes suscribieron la Adenda
modificatoria de la Cuarta Clausula Adicional, con la finalidad de
modificar el plazo para la puesta en operacién comercial de la
Ampliacién N° 4 de 16 a 20 meses.

Ampliacion N° 5

- Con fecha 21 de enero de 2009, las Partes suscribieron la Quinta
Clausula Adicional por Ampliaciones (en adelante Quinta Clausula
Adicional), en la cual se acuerda la ejecucion de la Ampliacion N° 5 que
comprende el Proyecto “Ampliacién de Capacidad de Transformacion
de las Subestaciones: Quencoro, Azangaro, Trujillo Norte, Piura Oeste,
y Tingo Maria; adecuaciéon para la conexién del Proyecto Tocache —
Bellavista y Ampliacion de la Barra de 60 kV de la Subestacién

Independencia”.
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Ampliacion N° 6

- Con fecha 30 de noviembre de 2009, las Partes suscribieron la Sexta
Clausula Adicional por Ampliaciones (en adelante Sexta Clausula
Adicional), en la cual se acuerda la ejecucién de la Ampliacion N° 6 que
comprende el Proyecto “Segundo Circuito Linea de Transmisiéon 220 Kv
Chiclayo Oeste — Piura Oeste y Ampliacion de las subestaciones

asociadas”.

Ampliacion N° 7

- Con fecha 12 de mayo de 2010, las Partes suscribieron la Séptima
Clausula Adicional por Ampliaciones (en adelante Séptima Clausula
Adicional), en la cual se acuerda la ejecucion de la Ampliacion N° 7 que
comprende el Proyecto “Adecuacion Integral de las Subestaciones:

Chavarria, San Juan, Santa Rosa, Ventanilla y Zapallal”.

Ampliacion N° 8

- Con fecha 12 de mayo de 2010, las Partes suscribieron la Octava
Clausula Adicional por Ampliaciones (en adelante Octava Clausula
Adicional), en la cual se acuerda la ejecucion de la Ampliaciéon N° 8 que
comprende el Proyecto “Ampliacion de la capacidad de transmision a
180 MVA de las lineas de Transmision en 220 Kv Independencia — Ica
(L-2209) e Ica — Marcona (L-2211)”.

Ampliacion N° 9

- Con fecha 12 de noviembre de 2010, las Partes suscribieron la Novena
Clausula Adicional por Ampliaciones (en adelante Novena Clausula
Adicional), en la cual se acuerda la ejecucién de la Ampliacion N° 9 que
comprende el Proyecto “Segundo circuito Linea de Transmisién 220 kV
Chiclayo Oeste — Guadalupe — Trujillo Norte y Ampliacion de las
Subestaciones Asociadas”, “Ampliacién de la capacidad de transmision
del circuito existente 220 kV Chiclayo Oeste — Guadalupe — Trujillo
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Norte” y “Ampliacién de la capacidad de Transformacion de las

Subestaciones: Huacho y Chiclayo Oeste”.

Ampliacion N° 10

- Con fecha 15 de junio de 2011, las Partes suscribieron la Décima
Clausula Adicional por Ampliaciones (en adelante Décima Clausula
Adicional), en la cual se acuerda la ejecucién de la Ampliacion N° 10
que comprende la “Implementacién del Reactor Serie entre las barras
de 220 kV de las Subestaciones Chilca Nueva y Chilca REP y de la
Resistencia de neutro del Autotransformador e la SE Chilca 500/220 kV”
y “ Segunda etapa de ampliacion de la Subestacion Independencia 60
kV”.

Ampliacion N° 11

- Con fecha 15 de junio de 2011, las Partes suscribieron la Undécima
Clausula Adicional por Ampliaciones (en adelante Undécima Clausula
Adicional), en la cual se acuerda la ejecucion de la Ampliacion N° 11
que comprende “Cambio de la configuraciéon en 220 kV de Barra simple
a doble Barra de la SE Pomacocha”, “Ampliaciéon de la capacidad de
transmision de la LT 220 kV Pachachaca — Pomacocha de 152 MVA a
250 MVA” y “Cambio de configuracion en 138 kV de Barra simple a
doble barra de la Subestacién Tintaya”.

Ampliacion N° 12

- Con fecha 10 de febrero de 2012, las Partes suscribieron la Décimo
Segunda Clausula Adicional por Ampliaciones (en adelante Décimo
Segunda Clausula Adicional), en la cual se acuerda la ejecucion de la
Ampliacion N° 12 que comprende “‘Ampliacién de la Capacidad de
Transformacion de la Subestacion Puno y Cambio de Configuracion de
Barras en 138 kV “T” a “Pi” de la Subestacién Ayaviri”.

RED DE ENERGIA DEL PERU
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Ampliacion N° 13

- Con fecha 15 de mayo de 2012, las Partes suscribieron la Décimo
Tercera Clausula Adicional por Ampliaciones (en adelante Décimo
Tercera Clausula Adicional), en la cual se acuerda la ejecuciéon de la
Ampliacion N° 13 que comprende “Construccion de la Nueva
Subestacion Parinas 220 kV y Traslado del Reactor desde la
Subestacién Talara”, “Ampliacion de la Capacidad de Transmision de la
Linea de Transmision 220 kV Talara — Piura de 152 MVA a 180MVA” y
“‘Instalacion de Compensacion reactiva 1x20 MVar en 60 kV en la

Subestacion Piura Oeste”.

Ampliacion N° 14

- Con fecha 27 de julio de 2012, las Partes suscribieron la Décimo Cuarta
Clausula Adicional por Ampliaciones (en adelante Décimo Cuarta
Clausula Adicional), en la cual se acuerda la ejecucién de la Ampliacién
N° 14 que comprende “Construccion de la Nueva Subestacion Reque
220 kV” y “Ampliaciéon de la Capacidad de Transformacion de la

Subestacién Trujillo Norte”.

3 ASPECTOS LEGALES

(a) El Articulo 58° de la Ley de Concesiones Eléctricas (LCE), establece
que:
“En cada Sistema Interconectado, el Ministerio de Energia y Minas, a
propuesta de la Comision de Tarifas Eléctricas, definira el Sistema
Principal y los Sistemas Secundarios de Transmision de acuerdo a las
caracteristicas establecidas en el Reglamento.
El Sistema Principal permite a los generadores comercializar potencia y
energia en cualquier barra de dicho sistema.
Los Sistemas Secundarios permiten a los generadores conectarse al
Sistema Principal o comercializar potencia y energia en cualquier barra

de estos sistemas.”
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(b) Sexta Disposicion Complementaria de la Ley N° 28832 “Ley para
asegurar el desarrollo eficiente de la generacion eléctrica”:

“Sexta.- Armonizacion del marco legal de transmision

La calificacion de las instalaciones sefialada en el articulo 58° de la Ley
de Concesiones Eléctricas, vigente a la promulgacion de la presente
Ley, no es materia de revision, ni es aplicable a las instalaciones cuya
puesta en operacion comercial se produce en fecha posterior a la

promulgacion de la presente Ley.

Lo dispuesto en la presente Ley no sera aplicable a las concesiones
otorgadas al amparo del Texto Unico Ordenado de las normas con rango
de Ley que regulan la entrega en concesion al sector privado de las
obras publicas de infraestructura y de servicios publicos, aprobado por el
Decreto Supremo N° 059-96-PCM, y de la Ley N° 27133, Ley de
Promocion del Desarrollo de la Industria del Gas Natural, en aquello que
se oponga a lo estipulado en los respectivos contratos de concesién. A
la expiracion de dichos contratos, las instalaciones de transmision
correspondientes pasaran a formar parte del Sistema Garantizado de
Transmision considerando lo dispuesto en el numeral 22.2, inciso d), del

articulo 22° de la presente Ley.

Cada instalacién de transmision existente a la fecha de entrada en
vigencia de la presente Ley se pagara por Usuarios y Generadores en la
misma proporciéon en que se viene pagando a dicha fecha y se
mantendra invariable y permanente mientras dichas instalaciones
formen parte del Sistema Econémicamente Adaptado. La distribucién al
interior del conjunto de Usuarios o del conjunto de Generadores
mantendra el criterio vigente a la fecha de entrada en vigencia de la

presente Ley”.
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(c) Contrato de Concesion de los Sistemas de Transmision Eléctrica
ETECEN - ETESUR, mediante el cual se estipulan los criterios y
procedimientos para la determinacion, recaudacion, actualizacion y
liquidacion anual de la Remuneracién Anual garantizada y la
Remuneraciéon Anual por Ampliaciones, asi como de los componentes

que lo conforman.

Asimismo, en el Anexo N° 7 numeral 2, referente a la clasificacion de las
instalaciones se establece:

“El conjunto de instalaciones de transmisién de ETECEN y ETESUR, y
en general de todas las instalaciones materia del Contrato de Concesién
incluyendo las instalaciones correspondientes a las Ampliaciones
convenidas entre el Concedente y la Sociedad Concesionaria’, sera

dividido en dos grupos:

* Instalaciones de Generacion: las conforman las instalaciones
pertenecientes a los Sistemas Secundarios de Transmisién, cuya
remuneracion por aplicacion de lo dispuesto en el Reglamento de
la Ley de Concesiones Eléctricas, corresponda ser asumida por
uno o mas titulares de generacion.

* Instalaciones de Demanda: las conforman las instalaciones
pertenecientes al Sistema Principal de Transmisién, a que se
refiere el Articulo 58° de la Ley de Concesiones Eléctricas; asi
como, las instalaciones pertenecientes a los Sistemas
Secundarios de Transmisién no considerados en el parrafo

anterior.”

4 METODOLOGIA DE CALCULO Y RECAUDACION DE LOS INGRESOS

' Texto adicionado mediante la Quinta clausula de la Primera Adenda de Modificacién del
Contrato de Concesion, suscrita el 31 de marzo del 2006.

RED DE ENERGIA DEL PERU
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4 1REMUNERACION ANUAL (RA)?

La Remuneracion Anual sera igual a:
RA (n) = RAG (n) +RAA (n)

RAG: Remuneracion Anual Garantizada
RAA: Sumatoria de la remuneracion anual de todas las ampliaciones

La RA comprende los siguientes conceptos:
RA (n) = RA4(n) + RAz(n)

RA¢(n): Que se pagara mediante compensaciones mensuales que
seran facturadas a los titulares de generacion.
RA2(n): Que estara a su vez compuesta por:

- RAsst: Ingreso Tarifario del Sistema Secundario de
Transmisiobn y Peaje del Sistema Secundario de
Transmisién que seran pagados por los consumidores a
través de los cargos de transmisién secundaria.

- RAspr: Ingreso Tarifario Esperado y Peaje por Conexion
correspondiente al Sistema Principal de Transmisién que
sera pagados por los consumidores de acuerdo a la Leyes
Aplicables.

4.1.1 Pago de los Generadores

El monto en el afio de la parte de la RA(n) que corresponda ser pagado
por las instalaciones de Generacién RA4(n), a ser establecido por el

. Segun lo establecido en la Primera Adenda de Modificacién del Contrato de Concesion para
el tratamiento de las Ampliaciones, suscrito con fecha 31 de marzo del 2006.

RED DE ENERGIA DEL PERU
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OSINERGMIN, debera ser asumido por los titulares de generacién en

funcioén del uso fisico que realicen dichas instalaciones de transmision.

La RA4(n) en aplicacién del articulo 139° del Reglamento de la LCE, es
igual al 100% del Costo Medio Anual de las instalaciones que conforman
el grupo de instalaciones de generacion. El pago de estas
compensaciones se efectuara en Moneda Nacional y en doce cuotas
iguales considerando una tasa mensual equivalente a la tasa de
actualizacion prevista en el Articulo 79° de la LCE. Los titulares de
generacion, en este caso pagaran dichas compensaciones directamente
a la Sociedad Concesionaria.

En aplicacion de lo anterior, la formula para determinar las

mensualidades sera la siguiente:

RA1m (n) = RA1(N) X im /i

i = (1+i)(1/12) 1

i- Tasa de actualizacion anual prevista en el articulo 79° LCE.

4.1.2 Pago de los Consumidores

En el afio n, el componente de la RA(n)que corresponda ser pagado por

el grupo de instalaciones de la demanda RA3(n), sera establecido por el

OSINERGMIN como la diferencia entre la RA(n) y la RA(n).

El pago de la RA2(n) sera asumido por los consumidores del sistema

eléctrico interconectado nacional, de acuerdo al procedimiento que se

indica a continuacion:

a) Se determina las compensaciones® correspondientes a las
instalaciones del Sistema Secundario de Transmision de aplicacion

a la demanda RAsst(n), de conformidad con las leyes aplicables y

3 5 - s - .
Las compensaciones corresponden a los ingresos por concepto de peajes de los sistemas secundarios de
transmision e ingresos tarifarios correspondientes.
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en particular segun lo establecido en el articulo 139° del Reglamento
de la Ley de Concesiones Eléctricas aprobado por Decreto Supremo
N° 009-93-EM y sus normas complementarias y modificatorias. En el
calculo de la RAsst(n) no se deben incluir las instalaciones que
generan ingresos adicionales a la RAG aplicables a la demanda.

b) Se determina las compensaciones® correspondientes a las
instalaciones del sistema Principal de Transmisién RAspr(n), de
conformidad con las leyes aplicables.

c) Se calcula la suma de la RAsst(n) + RAspr(n).

d) Si la suma calculada en c) resulta superior al valor de RAx(n), se
procede a efectuar un reajuste en los peajes de los Sistemas
Secundarios de Transmisién aplicable a los usuarios regulados
comprendidos en la RAssrt(n), hasta que la suma de las
compensaciones sea igual a la RAz(n). Si aun con dicho reajuste
subsistiese alguna diferencia, se efectuara un reajuste en el Peaje
por Conexion del sistema Principal de Transmision , hasta alcanzar
la igualdad indicada.

e) Si la suma calculada en c) fuese inferior al valor de la RAx(n) se
reajustara el valor el Peaje por Conexion del Sistema Principal de
Transmision hasta que la suma de las compensaciones sea igual a
la RA2(n).

4.2REMUNERACION ANUAL GARANTIZADA (RAG)

De acuerdo a lo establecido en la Clausula Décimo Tercera del Contrato
de Concesion, la RAG queda fijada en USD 58 638 000, la cual sera
reajustada anualmente segun la variacion del indice “Finished Goods
Less Food and Energy” (serie ID: WPSSOP3500) publicado por el
Departamento del Trabajo del Gobierno de Estados Unidos de América.

4 - . . . .
Las compensaciones corresponden a los ingresos por concepto de peajes de los sistemas secundarios de
transmision e ingresos tarifarios correspondientes.

RED DE ENERGIA DEL PERU
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4.3REMUNERACION ANUAL POR AMPLIACIONES (RAA)

Corresponde a la sumatoria de las remuneraciones de cada una de las
inversiones en Ampliaciones convenidas por el Concedente y la
Sociedad Concesionaria, mediante la suscripcion de una Clausula

Adicional al Contrato de Concesion.

La remuneracién correspondiente a cada Ampliacion que en su conjunto
integran la RAA, expresada en Doélares Americanos, sera reajustada
anualmente, para entrar en vigor el 1 de mayo de cada afio, a partir de la
fecha de entrada en operacion comercial de la respectiva Ampliacion,
por la variacion en el indice “Finished Goods Less Food and Energy”
(serie ID: WPSSOP3500). El indice inicial a considerar sera el vigente al
mes de entrada en operacion comercial de la respectiva ampliacion.
Para su actualizaciéon se utilizara el altimo dato definitivo de la serie
indicada, disponible a la fecha que corresponda efectuar la regulacion de

tarifas de transmision segun las Leyes Aplicables.

4.4INSTALACIONES QUE GENERAN INGRESOS ADICIONALES A LA
RAG

La Segunda Adenda de Modificacion, agrega la definicion de
“Instalaciones que Generan Ingresos Adicionales a la RAG” materia del

numeral 1.2. de la Clausula Primera del Contrato:

‘Instalaciones que Generan Ingresos Adicionales a la RAG:

Son aquellas instalaciones materia de los contratos por servicios
de transmision cedidos a la Sociedad Concesionaria segun lo
establecido en el Anexo 11 numeral 11.1.1, cuyas
remuneraciones son adicionales a la RAG e independientes de la

RAA, de conformidad con lo establecido en el Anexo 7.”
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Asi mismo, el numeral 10 del Anexo N° 7 del Contrato de Concesién® en
referencia a la remuneracion de Instalaciones que Generan Ingresos

Adicionales a la RAG establece que:

‘La remuneracion por las Instalaciones que Generan Ingresos
Adicionales a la RAG se regira de acuerdo con lo establecido por
las Leyes Aplicables y los respectivos contratos por servicios de
transmision cedidos a la Sociedad Concesionaria, de conformidad
con lo establecido en el Anexo 11.1.1 del Anexo N° 11, segun
corresponda en aplicacion de las reglas de numeral 10.0. Las
obligaciones del Concedente relacionadas a la regulacién de la
remuneracion de Instalaciones que Generan Ingresos Adicionales
a la RAG, materia de este numeral 10.0, no establecen ninguna
garantia del Concedente ante incumplimiento de pago de los
usuarios de la remuneracion de dichas instalaciones, cuyo riesgo
de cobranza es asumido exclusivamente por la Sociedad
Concesionaria. En consecuencia, el Concedente no garantiza el

pago de los Ingresos Adicionales.

En el caso particular de las instalaciones correspondientes a los
contratos por servicios de transmisiéon del numeral 11.1.1 del
Anexo N° 11 que consignan una fecha determinada de
finalizacién, la remuneracién por dichas instalaciones tendra
calidad de ingreso adicional a la RAG solo mientras solo mientras
dichos contratos se mantengan vigentes. Al dia siguiente de
terminada su vigencia, ya sea por cumplimiento de la fecha
pactada de finalizacién o por cualquier otra causa que determine
su vencimiento con anterioridad a dicha fecha, dicha

remuneracion sera considerada parte de la RAG.

® Modificado mediante la Adenda suscrita el 7 de agosto de 2007.
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En el caso patrticular de las instalaciones correspondientes a los
contratos por servicios de transmision del numeral 11.1.1 del
Anexo N° 11 que consignan fecha de finalizacién “indeterminado”,
la remuneracion por dichas instalaciones sera calculada de
conformidad con lo estipulado en los respectivos contratos. A falta
de contrato vigente, sea cual fuese o haya sido la causa y/o fecha
de terminacion del contrato, la remuneracion de dichas
instalaciones que corresponde pagar a los usuarios de las
mismas, sera calculada de conformidad con las Leyes Aplicables.
En cualquier caso, las remuneraciones de las instalaciones a que
se refiere el presente parrafo, constituyen siempre ingresos
adicionales a la RAG durante la vigencia de la Concesion,

mientras dichas instalaciones estén en funcionamiento”.

4.5RECUPERACION DEL ITF

La Segunda Adenda de Modificacion, introduce la Clausula Transitoria
para recuperar el monto pagado por concepto de Impuesto a las
Transacciones Financieras (ITF) durante el afio anterior, mientras dicho
impuesto se encuentre vigente.

Asi mismo sefiala que como parte de su informe anual de liquidacion de
la RAG, La Sociedad Concesionaria presentara el calculo y sustento del
monto pagado por ITF durante el periodo de liquidaciéon que concluye el
30 de abril de cada afio, con excepcién del calculo al 30 de abril de 2007
cuyo periodo de calculo se computara desde el 1 de marzo de 2004,
fecha de inicio de la vigencia del ITF. La liquidacion del ITF pagado por
la Sociedad Concesionaria durante el periodo respectivo, sera
expresada en Délares de los Estados Unidos de América.

RED DE ENERGIA DEL PERU
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4.6PROCEDIMIENTO DE LIQUIDACION ANUAL

Antes del 30 de abril del afio n, el OSINERGMIN efectuara un calculo de
liquidaciébn anual con el objeto de garantizar la equivalencia de los

montos mensuales que corresponde facturar y la RA (n).

Para el calculo de la liquidacion se aplicara el procedimiento descrito en

el Anexo 7 del Contrato de Concesion, empleando la siguiente féormula:

12 124

L(n) = RA(n) - Zj MM; (1+im)

im = (1+i)"12 = 1

Donde:
L(n)
MM

: Liquidacién correspondiente al afio n

Monto mensual del mes j definidko como la suma
correspondiente de las cantidades que, para cada mes j,
corresponde facturar por RA¢(n) y la RAspr(n) mas la

cantidad percibida por la RAsst(n).

MM;j = RA1(n) + RAspr(n)+RAsst(n)

RA1(n) : Remuneracion correspondiente a compensaciones
facturables a los titulares de generacion.

RAspt(n) : Ingreso Tarifario esperado y Peaje por Conexion
correspondiente al Sistema Principal de Transmision que
seran pagados por los consumidores de acuerdo con las
Leyes aplicables.

RAsst(n) :  Ingresos percibidos por la Sociedad
Concesionaria correspondiente a compensaciones por
Sistemas Secundarios de transmision asociados a
demanda.

Estos ingresos percibidos: (i) no incluyen los montos que

debiéndose cobrar conforme a las Leyes Aplicables no

RED DE ENERGIA DEL PERU
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hayan sido percibidos y se encuentren en procesos de
controversia o acciones legales de cobranza seguidos por
la Sociedad concesionaria, y (ii) si incluyen los montos
percibidos durante el periodo de liquidacion que
correspondan a compensaciones devengadas en periodos
anteriores. En ningin caso se consideran los Ingresos
Adicionales a la RAG.

i : Tasa de actualizacion a que se refiere el articulo 79° de la
Ley de Concesiones Eléctricas.

Adicionalmente, una vez establecido los costos y gastos auditados mas
los intereses intercalarios correspondientes a los Proyectos de
Ampliacion, el procedimiento de calculo de liquidacién debera utilizar la
RAA definitiva para dichas ampliaciones, es decir, se debera modificar la
RAA provisional que se empleara inicialmente, conforme se describe en
el numeral 4.2 de la Primera Adenda de Modificacion al Contrato de
Concesion, y con ello liquidar cualquier diferencia generada entre la

remuneracion provisional y la definitiva.

5 CALCULOS
En vista que a la fecha no se cuenta con toda la informacién actualizada, ni
con las variables econémicas definitivas para la determinacién de la
Remuneracion Anual y de sus componentes, se presentaran los calculos y
resultados preliminares, hasta que se cuente con la informacién

actualizada.

RED DE ENERGIA DEL PERU
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5.1 Remuneracion Anual Mayo 2013-Abril 2014

511

Liquidacion Anual de ingresos

Periodode | Fechade Tipode | Tipo de Cambio | Monto Mensual mmw . ‘mt;':, pendientesde | ToR! i Vot Wtos o
Facturacion Cambio s s RA1 S/. sl sl pago (RASST) P uss 30 abril US$
1 2012-05 14/06/2012) 2672 12,594,447.80 8,008,364.74 20,602,812.54] 0. 20,602,812.54] 7,710,633.44] 8,554,735.34
2 2012-06 13/07/2012) 2628 12,621,093.38 9,236,719.04 21,857,812.42) 0. 21,857,812.42) 8,317,280.22] 9,141,055.64
3 201207 14/08/2012 2616 12,505,336.67 8,581,657.77 21,086,994 .44 0. 21,086,994.44| 8,060,777.69] 8,775,875.65
4 201208 14/09/2012 2.598 12,334,432.78 8,557,699.40 20,892,132.18] 0. 20,892,132.18] 8,041,621.32] 8,672,726.15
5 201209 12/10/2012 2587 12,249,554.84 8,820,705.10 21,070,259.94 0.00] 21,070,259.94] 8,144,669.48] 8,701,296.71
6 201210 14/11/2013} 2.606 12,205,613.23 8,494,818.31 20,700,431.54] 0.00] 20,700,431.54| 7,943,373.58] 8,406,476.42
7 201211 14/12/2013} 2.564 12,166,668.84 8,600,352.70 20,767,021.54 0.00] 20,767,021.54] 8,099,462.38] 8,491,095.04
8 201212 14/01/2013} 2.541 12,116,967.45 8,647,728.38 20,764,695.83 0.00] 20,764,695.83] 8,171,859.83] 8,486,466.79
9 201301 14/01/2013} 2.541 12,116,967 .45 8,647,728.38 20,764,695.83 0. 20,764,695.83] 8,171,859.83] 8,406,697.38
10 201302 14/01/2013} 2.541 12,116,967.45 8,647,728.38 20,764,695.83} 0. 20,764,695.83| 8,171,859.83| 8,327,677.77
1 201303 14/01/2013} 2.541 12,116,967.45 8,647,728.38 20,764,695.83| 0. 20,764,695.83] 8,171,859.83] 8,249 400.92
12 2013-04 14/01/2013] 2.541 12,116,967.45 8,647,728.38 20,764,695.83| 0.00] 20,764,695.83] 8,171,859.83] 8,171,859.83
102,385,363.64
RA a Liquidar | Recalculo RAa Liquidar | Valor actualizado |Liquidacién de la
Aiio 11 Ao 10 de los montos RA
(Res. 057-2012- facturados (US$) (US$)
OS/CD y Res. 114 (US$)
2012) (A)
(US$)
98,453,211 98,168,705 102,385,364 4,216,659
5.1.2 Recuperacion del ITF
- ITF de ingresos y gastos RA
Factores
[ Ao | Periodo | % ITF | %GV IGV Mov Ing [IGV Mov. Salidas [Factor Total ITF
[_2012-2013 | Mayo -abr | 0.01%] 18.00% 1.1800] 1.1800] 0.0001180]
[Tasa anual de actualizacién | 12%]
Tasa mensual de actualizaci{ 0.95%|
Facturacion
Mes
Tipo de Cambio M 1
N° uUss Total Si. Total US § Factor ITF ITF USS VF US$*
11| 201205 14/06/2012] 2672 20,602,812.54, 7.710,633.44] 0.0001180 909.84 1,009.44
10| 201206 13/07/2012 2628 21,857,812.42 8,317,280.22) 0.0001180 981.42 1,078.62
o| 201207 14/08/2012] 2616 21,086,994 44 8,060,777.69) 0.0001180 95115 1,035.53|
8| 201208 14/09/2012, 2.508 20,892,132.18) 8,041,621.32) 0.0001180 948.89 1,023.36|
7| _2012:09 12/10/2012 2587 21,070,259.94 8,144,669.48] 0.0001180) 961.05 1,026.73)
6| 2012-10 14/11/2013] 2.606 20,700,431.54, 7,943,373 58] 0.0001180 937.30 991.94
5| 201211 14/12/2013 2.564 20,767,021.54, 8,099,462.38) 0.0001180 955.72 1,001.93]
4] 201212 14/01/2013] 2.541 20,764,695.83 8,171,859.83] 0.0001180 964.26 1,001.38|
3| 201301 14/01/2013) 2.541 20,764,695 83| 8,171,859.83] 0.0001180 964.26 991.97
2| 201302 14/01/2013] 2.541 20,764,695 83 8,171,859.83] 0.0001180 964.26 982.65
1| 201303 14/01/2013] 2.541 20,764,695.83) 8,171,859.83) 0.0001180 964.26 973.41
0| 201304 14/01/2013) 2.541 20,764,695.83| 8,171,859.83] 0.0001180 964.26 964.26
* Valor al 30 de abril de 2013 Valor ITF expresado al 30 de Abril de 2013 USS$' 12,081.22|
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- ITF de ingresos y gastos adicionales RAG

Factores
Ao | Periodo % ITF I %GV IGV Mov Ingresos [IGV Mov. Salidas [Factor Total ITF
2012 - 2013 | Mayo - abr 0.005%)| 18.00% 1.1800 1.1800] 0.0001180
[Tasa anual de actualizacion | 12%|
|Tasa mensual de actualizaci{ 0.95%|
Tipo de Cambio INGRESOS ADICIONALES A LA RAG (USD)
N° us$ Facturacion Mensual (USS)]  Factor ITF ITF US$ VF US$*

11l 2012-05 2672 362,538.20 0.0001180 42.78| 47.46

10| 2012-06 2628 366,217.71 0.0001180 43.21 47.49

9| 2012-07 2616 381,045.29 0.0001180 44.96 48.95

8| 2012-08 2.598 371,751.43 0.0001180 43.87 47.31

7| 2012-09 2.587 375,572.44 0.0001180 44 32 47.35

6] 2012-10 2.606 487,833.38 0.0001180 57.56 60.92

5| 2012-11 2.564 401,032.23 0.0001180 47.32 49.61

4] 2012-12 2.541 417,234.57 0.0001180, 49.23 51.13

3| 2013-01 2.541 417,234.57 0.0001180 49.23 50.65|

2| 2013-02 2.541 417,234 .57 0.0001180 49.23| 50.17|

1 2013-03 2.541 417,234.57 0.0001180 49.23 49.70
0| 2013-04 2.541 417,234.57 0.0001180 49.23 49.23|
Valor [TF expresado al 30 de Abril de 2013 US$! 59997|

5.1.3 Actualizacion de la RAG

Preliminarmente se esta determinando la RAG actualizada con el

ultimo indice Finished Goods Less Food and Energy definitivo

disponible.

RAG actualizada = 58°638,000 x 1.2228 = US$ 71'703,438

Indice Finished Goods Less Food and Energy

oct-12]Indice preliminar octubre 2012

RAG
INICIAL 149.90 ago-02
ULTIMO DEFINITIV 183.30
VARIACION 22.28%
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Download: %) .xIs

12002 150.0 | 150.1 150.0 | 150.3 150.2 150.5 150.0 /149.9 150.3 150.5 150.3  149.5
12003 149.8 149.9 150.7 149.9 150.1 150.1 150.3/150.5 1504  151.1  151.0  151.0
2004 151.4 151.3151.8(151.9|152.3 152.8 152.5 1529 153.2| 153.7| 154.1| 154.5
2005 | 155.4 | 155.3 155.6 156.0 156.4 156.2 156.8 156.9| 157.1 156.8) 156.8 156.8 |
2006 157.5 158.0 158.4 |158.5|158.9 159.0 /158.1/158.7 159.2| 158.5| 159.9| 160.0
12007 | 160.2 | 160.9 160.9 161.0 161.4 161.7 162.1 162.3 1623 1629 1634 1634
2008  164.1 164.8 165.0 165.8 | 166.3 166.5 167.5 168.3 1689, 170.4| 170.3 170.7 |
2009 171.0 171.1/171.4171.5/171.4 | 172.0171.6 172.1| 1719 171.6| 1722 172.2
12010 1727 172.7 173.0 173.1 173.6 173.8 174.1 1744 1747 1744 1743 174.7
12011 175.5/175.9 176.4 176.9 /177.2/177.8/178.7 179.0| 1795 1795 179.6 180.0
2012 181.0/181.2 181.6|181.8 182.0 | 182.4 183.5 183.7 183.7(P)|183.3(P) 183.5(P) 183.6(P)
P : Prelminary. All ndexes are subject to revision four months after original publication.

5.1.4 Actualizacion y calculo de la RAA

La RAA se determina como la suma de las remuneraciones

anuales de todas las ampliaciones.

1. Ampliacion N° 1
La remuneracién Anual de la Ampliacién N° 1 ya ha quedado
establecida, de acuerdo al Informe de Auditoria presentado en
la regulacion de Tarifas en Barra 2008-2009. Por lo tanto,
corresponde su actualizacion para el periodo tarifario Mayo 13-
Abril 14:

Rem. actualizada 1 (Proy. 1)=5534,908 x 1.1315 = US$ 6°262,646
Rem. actualizada 1 (Proy. 2)= 126,973 x 1.1225 = US$ 142,524

Indice Finished Goods Less Food and Energy

Proy 1 INICIAL ULTIMO DEFINITIVO
Mes jul-07 oct-12
WPSSOP3500 162.00 183.30
Proy 2 INICIAL ULTIMO DEFINITIVO
Mes dic-07 oct-12
WPSSOP3500 163.30 183.30

2. Ampliacion N° 2
La remuneraciéon Anual de la Ampliacion N° 2 ya ha quedado
establecida, de acuerdo al Informe de Auditoria. Por lo tanto,
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corresponde su actualizacion para el periodo tarifario Mayo 13-
Abril 14:

. Asimismo, se esta considerando la fecha real de inicio de

operaciones 08 de marzo de 2008.

Rem. Actualizada 2 = 5'515,743 x 1.1102 = US$ 6°123,778

AMPLIACION N° 2
INICIAL 165.10 mar-08
ULTIMO DEFINITIV 183.30 oct-12
VARIACION 11.02%

3. Ampliacion N° 3
La remuneracion Anual de la Ampliacién N° 3 ya ha quedado
establecida, de acuerdo al Informe de Auditoria. Por lo tanto,
corresponde su actualizacién para el periodo tarifario Mayo 13-
Abril 14. Asimismo, se esta considerando la fecha real de inicio
de operaciones 16 de febrero de 2009.

Rem. Ampliacion3 = US$ 2°597,480 x 1.0707 = US$ 2'781,064

AMPLIACION N° 3
INICIAL 171.20 feb-09
ULTIMO DEFINITIV 183.30 oct-12
VARIACION 7.07%

4. Ampliacion N° 4
La remuneracién Anual de la Ampliacion N° 4 ya ha quedado
establecida, de acuerdo al Informe de Auditoria. Por lo tanto,
corresponde su actualizacion para el periodo tarifario Mayo 13-
Abril 14. Asimismo, se esta considerando la fecha real de
inicio de operaciones 16 de enero de 2009

Rem. Ampliacién 4 = US$ 767,462 x 1.0719 =US$ 822,666
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AMPLIACION N° 4
INICIAL 171.00 ene-09
ULTIMO DEFINITIV 183.30 oct-12
VARIACION 7.19%

5. Ampliacion N° 5
La remuneracion Anual de la Ampliacion N° 5 ya ha quedado
establecida, de acuerdo al Informe de Auditoria. Por lo tanto,
corresponde su actualizacion para el periodo tarifario Mayo 13-

Abril 14. Asimismo, se esta considerando la fecha real de
inicio 9 de enero de 2011.

Rem. Ampliacion 5 = US$ 767,462 x 1.0444 =US$ 6°983,730

AMPLIACION N° 5
INICIAL 175.50 ene-11
ULTIMO DEFINITIV 183.30 oct-12
VARIACION 4.44%

6. Ampliacion N° 6
Preliminarmente se esta determinando la Remuneracion Anual
de la Ampliacion N° 6 con el Valor de Inversion estimado de la
Sexta Clausula Adicional. Asimismo, se esta considerando la

fecha real de inicio de operaciones 18 de agosto de 2011.

Rem. Ampliacién 6 = US$ 3'420,389 x 1.0240=US$ 3°596,465

AMPLIACION N° 6
INICIAL 179.00 ago-11
ULTIMO DEFINITIV 183.30 oct-12
VARIACION 2.40%

7. Ampliacion N°7
Preliminarmente se esta determinando la Remuneracién Anual
de la Ampliacion N° 7 con el Valor de Inversién estimado de la

Septima Clausula Adicional. Asimismo, se esta considerando
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la fecha preliminar de inicio de operaciones el 12 de enero de
2012

Rem. Ampliaciéon 7 = US$ 3'689,297 x 1.0116= US$ 37732,054

AMPLIACION N° 7
INICIAL 181.20 feb-12
ULTIMO DEFINITIV! 183.30 oct-12
VARIACION 1.16%

8. Ampliacion N° 8
Preliminarmente se esta determinando la Remuneraciéon Anual
de la Ampliaciéon N° 8 con el Valor de Inversion estimado de la
Octava Clausula Adicional. Asimismo, se esta considerando la

fecha real de inicio de operaciones 21 de setiembre de 2011.

Rem. Ampliaciéon 8 = US$ 493,153 x 1.0212= US$ 503,593

AMPLIACION N° 8
INICIAL 179.50 sep-11
ULTIMO DEFINITIV 183.30 oct-12
VARIACION 2.12%

9. Ampliacion N° 9
Preliminarmente se esta determinando la Remuneraciéon Anual
de la Ampliacién N° 9 con el Valor de Inversiéon estimado de la
Novena Clausula Adicional. Asimismo, se esta considerando

la fecha real de inicio de operaciones 14 de octubre de 2012.

Remuneracion Ampliacion 9 = US$ 4'824,476

10. Ampliacién N° 10
Preliminarmente se esta determinando la Remuneraciéon Anual
de la Ampliacién N° 10 con el Valor de Inversiéon estimado de
la Décima Clausula Adicional. Asimismo, se esta
considerando la fecha preliminar de inicio de operaciones el 15
de marzo de 2013.
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Remuneracion Ampliacion 10 = US$ 775,443

11.Ampliacion N° 11
Preliminarmente se esta determinando la Remuneracién Anual
de la Ampliacion N° 11con el Valor de Inversiéon estimado de la
Undécima Clausula Adicional. Asimismo, se esta considerando
la fecha preliminar de inicio de operaciones el 15 de enero de
2013.

Remuneracion Ampliacion 11 = US$ 923,329

12. Ampliacion N° 12
Preliminarmente se esta determinando la Remuneracién Anual
de la Ampliacion N° 12 con el Valor de Inversiéon estimado de
la Undécima Clausula Adicional. Asimismo, se esta
considerando la fecha preliminar de inicio de operaciones el 10

de noviembre de 2013.

Remuneracion Ampliacién 12 = US$ 1°124,640

13. Ampliacion N° 13
Preliminarmente se esta determinando la Remuneracién Anual
de la Ampliacién N° 13 con el Valor de Inversién estimado de
la Undécima Clausula Adicional. Asimismo, se esta
considerando la fecha preliminar de inicio de operaciones el 15
de febrero de 2014.

Remuneracion Ampliaciéon 13 = US$ 17995,481
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14. Ampliacion N° 14
Preliminarmente se esta determinando la Remuneracion Anual
de la Ampliacion N° 14 con el Valor de Inversion estimado de
la Undécima Clausula Adicional. Asimismo, se esta
considerando la fecha preliminar de inicio de operaciones el 27
de abril de 2014.

Remuneracion  Ampliacion 14 = US$  2°582,097
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phacion W1 (USD) | Ampliacidn N* 2 [USD A, W [ Ampliwcion N-4 (USD) | Ampiiecion N°6 (USD] | Ampliacién N* 6 (U8D] “Ampiiacién N°7 (U8D] _AmpIRcion W (USD] | Ampliacién [ Ampiiacién W 11 {U85] | Ampiiacién W 12 (U0 Ampliacion W 13 A ¥ 14 [080) ]

Periodo. Wes Comp. Mensual | Valor Futuro® | Comp. Menswal | Valor Futurc' | Comp Meneusi| Valor Futuro” | Comp. Mensus! | Valor Futuro® | Comp. Mensuai | Vaior Futuro® | Comp Mensual | Valor Future' | Comp. Mensual [Velor Futuro' | Comp, Mensual | Valor Futura | Comp. Mensual lor Future* | Comp Mensual | Valor Future” | Comp. Mensuai [ Valor Futuro®| Comp. Mensual [ Vaior Futuro"| Comp. Mensuai [ Valor Futurs®

1 mayt3 506,478 s81.023 a2 837,237 219,008 23982 85,051 12472 582228 812080 284384 318817 208,108 2412 ;821 44,180 381,487 73011 81,000 - - .

) 33 506,478 858,841 484227 532,187 218,908 241,688 5,051 71,494 882,228 08,021 284384 312881 298,108 324334 2,821 o8 En w2 702 8041 1301 80242
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La RAA para el periodo Mayo 2013-Abril 2014 (preliminar) es de US$ 38'315,412

5.1.1 RA Mayo 2013-Abril 2014
RA = RAG + RAA + Liquidacion Total

Liquidacién = Liquidacion ingresos + Recup. ITF + R. Ampliacién Menor
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1) LIQUIDACION TOTAL MAYO 2011-ABRIL 2012
Liquidacion de la RAG Mayo 11- Abril 12 (4,216,659)
Recuperacion del ITF de Mayo 11 - Abril 12 12,681
Remuneraciéon Unica por Ampliaciones Menores -
LIQUIDACION TOTAL (US$) (4,203,977)
LIQUIDACION TOTAL AAPLICAR ALARA
ANO 10 (US$) (4,708,455)

2) REMUNERACION ANUAL MAYO 12 - ABRIL 13
RAG actualizada 71,703,438
RAA Mayo 2011-Abril 2012 38,315,412
Liquidacién anual -4,708,455
REMUNERACION ANUAL MAYO 11 - ABRIL 12 (U 105,310,396

5.2 Costo Total de Transmision SPT (Determinacion del VNR y COYM)

a) VNR
Valor Nuevo de Reemplazo Sistema Total - REP (Propuesto)
SPT SST Total
Lineas de Transmision 86,257,515 511,617,428 597,874,943
Subestaciones 35,836,488 219,765,122 255,601,609
Centrol de Control 962,000 5,659,986 6,621,986
Total VNR 123,056,003 737,042,536 860,098,539
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b) COyM
TIPO DE SISTEMA TOTAL
PRINCIPAL SECUNDARIO
OPERACION 259,378 1,687,959 1,947,337
Operacion CC 41,723 243,885 285,609
Operacion de Subestaciones 217,655 1,444,074 1,661,729
MANTENIMIENTO 1,487,977 5,696,465 7,184,443|
Lineas de Transmisién 1,063,545 3,344,163 4,407,708
Subestaciones 358,494 1,966,875 2,325,370
Mantenimiento CC Y TEL 65,938 385,427 451,365
GESTION 2,282,602 13,391,069 15,673,671
Personal 1,064,421 6,221,628 7,286,049
No Personales 1,218,181 7,169,441 8,387,622
Costos No Personales sin Seguros 879,496 5,140,890 6,020,386
SEGUROS 338,685 2,028,551 2,367,236}
SEGURIDAD 203,895 1,110,170 1,314,065
COSTOS INICIALES
Sub Total COyM 4,233,853 21,885,664 26,119,517
VNR 123,056,003 737,042,536 860,098,539
[COyM/VNR 3.44%] 2.97%] 3.04%]

c) Costo Total de Transmision - CTT (aVNR+COyM)

El Costo Total de Transmision determinado como la suma de la

anualidad del VNR (aVNR) mas el COyM da como resultado:

CTT = aVNR +COyM = 157276,622 + 4'233,853= US$ 19°510,476

6 RESULTADOS

6.1 Costo Total de Transmision

RA (n) = RAG (n) +RAA (n)

RA (n) = RA¢(n) + RA2(n)

RA1(n) estimada : Valor estimado con las nuevas compensaciones

vigentes

RAz(n) estimada = RA (n) - RA4(n)
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RAz(n) estimada = RAsst(n) + RAspst(n)

Siguiendo el procedimiento descrito en el numeral 4.1 del presente

informe:

Metodologia para el Ajuste de la RA

(a) RASST (n)=
RASST IT (n)=
RASST Peaje (n)=
(b) RASPT (n)=
(c) RA SST(n) + RASPT (n) =
(d) c)> RA2 (n)

Reajuste del RASST(n)

Usuarios Regulados
Usuarios Libres

Reduccioén en las Tarifas SST regulados:

RA Peaje SST (n) =
RAIT SST (n) =

RA2 (n)=RASST (n) + RASPT (n) =

RASPT (n)=

No

14,018,702
22,718
13,995,984
19,510,475 (CTT=aVNR + COyM)

33,529,177

54% Anuario OSINERGMIN
46% Anuario OSINERGMIN

0.00%

13,995,984
22,718

43,299,563

29,280,861 Reajustado

DETALLE DE REMUNERACION ANUAL MAYO 13 - ABRIL 14 (En US$)

RA 105,310,396
RA 1 62,010,833
RA 2 43,299,563
RA SST 14,018,702
ITA SST 22,718
PSST 13,995,984
RA SPT 29,280,861
| Tipo de Cambio: 2.551 |
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Por lo tanto, el Costo Total de Transmision del SPT para el periodo
Mayo 2013-Abril 2014 es de US$ 29°280,861

6.2 Formula de Actualizacion

PCSPT 1 = PCSPT 0 * FAPCSPT
FAPCSPT=FTC=TC/TCo

- PCSPT 1: Cargo de Peaje por Conexién Unitario al Sistema Principal
de Transmision, actualizado, en S/./kWmes.

- PCSPT 0: Cargo de Peaje por Conexién Unitario al Sistema Principal
de Transmision, publicado en la presente Resolucion, en S/./kW-mes.

- FAPCSPT: Factor de Actualizacion del Cargo de Peaje por Conexion
Unitario al Sistema Principal de Transmision.

- FTC: Factor por variaciéon del Tipo de Cambio.

- TC: Tipo de Cambio. Valor de referencia para el Délar de los Estados
Unidos de América, determinado la Superintendencia de Banca y
Seguros del Peru, correspondiente a la “COTIZACION DE OFERTA
Y DEMANDA - TIPO DE CAMBIO PROMEDIO PONDERADO” o el
que lo reemplace. Se tomara en cuenta el valor venta al ultimo dia
habil del mes anterior, publicado en el Diario Oficial El Peruano.

- TCo: Tipo de Cambio inicial. Se esta considerando el del ultimo dia
habil de diciembre de 2012, igual S/. 2,551 por US Délar.

7 OBSERVACIONES

Sigue pendiente de pago la facturacion de Mayo a Diciembre de 2007 de
ELECTRO SUR MEDIO, correspondiente al dictamen de OSINERGMIN
respecto a la controversia entre REP y ELECTRO SUR MEDIO.

RED DE ENERGIA DEL PERU
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8 PLAN DE OBRAS

(1) Clausula Adicional N° 10: Proyecto “Implementacion del reactor serie

entre las barras de 220 kV de las subestaciones Chilca Nueva y Chilca
REP y de la resistencia de Neutro del autotransformador en la
Subestacion Chilca 500/220 kV” y “Segunda etapa de ampliacién de

las subestacion Independencia 60 kV”:

Implementaciéon del Reactor serie y celdas de conexién entre las barras
de 220 kV de las subestaciones Chilca Nueva y Chilca REP, y de la
resistencia de neutro del autotransformador en la subestacion Chilca
500/220 kV.

Segunda etapa de ampliacion de la subestacion Independencia 60 kV
que contempla la instalacion de una nueva celda 60 kV y la reubicacion
de los equipos de la linea Pisco | 60 kV (L-6605) a un nuevo sector de la

misma subestacion.

(2) Clausula Adicional N° 11: Proyecto “Cambio de la configuracién en 220

kV de barra simple a doble barra de la subestacion Pomacocha”,
“Ampliaciéon de la capacidad de transmisién de la L.T. 220 kV
Pachachaca — Pomacocha de 152 MVA a 250 MVA” y “Cambio de
configuracion en 138 kV de barra simple a doble barra de la
subestacion Tintaya™

Cambio en la configuracion en 220 kV de barra simple a doble barra de
la subestacion Pomacocha.

Ampliacién de la capacidad de transmision de la LT 220 kV Pachachaca
— Pomacocha de 152 MVA a 250 MVA.

Cambio en configuracién en 138 kV de barra simple a doble barra de la

subestacién Tintaya.
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(3) Clausula Adicional N° 12: Proyecto “Ampliacion de la Capacidad de
Transformacion de la Subestacion Puno y Cambio de Configuracién de
Barras en 138 kV “T” a “PI” de la Subestacion Ayaviri™:

e Cambio de Configuraciéon de “T” a “PI” del sistema de barras en 138 kV
de la Subestacion Ayaviri, incluyendo dos (02) celdas en 138 kV para
entrada y salida de la configuracion “PI”.

e Ampliacion de Capacidad de Transformaciéon de la Subestacion Puno,
que consiste en la instalaciéon de un (01) transformador de potencia de
138/60/22,9/10kV, 40/40/20/* MVA ((*) a definirse en la etapa de
construccion), ONAF y sus celdas de conexion correspondientes en 138
kV, 60 kVy 22 9 kV.

(4) Clausula Adicional N° 13: Proyecto “Construccion de la Nueva
Subestacion Parinas 220 kV y Traslado del Reactor desde la
Subestaciéon Talara”, “Ampliacion de la Capacidad de Transmision de
la Linea de Transmision 220 kV Talara — Piura de 152 MVA a 180MVA”
y “Instalacién de Compensacion reactiva 1x20 MVar en 60 kV en la
Subestacién Piura Oeste”™

e Construccion de la Nueva Subestacion Parifnas 220 kV, incluido el
traslado del Reactor R-10 de 20 MVar y su celda de conexién en 220
kV de la Subestacion Talara a la Subestacion Parifias.

e Ampliacion de la Capacidad de Transmision de la Linea de
Transmision 220 kV Talara — Piura de 152 MVA a 180MVA

¢ Instalacion de Compensacion reactiva 1x20 MVar en 60 kV en la

Subestacion Piura Oeste.

(6) Clausula Adicional N° 14: Proyecto “Construccion de la Nueva
Subestaciéon Reque 220 kV” y “Ampliacion de la Capacidad de
Transformacion de la Subestacion Trujillo Norte™

e Construccion de la Nueva Subestacion Reque 220 kV con una
configuracion de doble barra y equipada de 04 celdas de linea en
220 kV y 01 celda en 220 kV para el acoplamiento de barras.

e Ampliaciéon de la Capacidad de Transformacion de la Subestacion

Trujillo Norte, que consiste en la instalacion de un Autotransformador
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de Potencia trifasico de 220/138/22,9kV y 100/100/20 MVA (ONAN) ,
con sus respectivas celdas de conexion en 220 kV, 138 kV y 22,9
kV.

9 CONCLUSIONES

Con los valores estimados de la RA Mayo 13 - Abril 14 y de sus
componentes, el Costo Total de Transmision del SPT de REP para el
periodo Mayo 2013-Abril 2014 es de US$ 29°280,861.
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RESUMEN EJECUTIVO

1.1.

1.2,

INTRODUCCION

Es funcion y obligacion del OSINERGMIN establecer los mecanismos y
procedimientos para asegurar que el calculo de las tarifas para la
recaudacion de las remuneraciones correspondientes se realice de acuerdo

a lo establecido en el Anexo 7 del Contrato de Concesion de REP 1.

Es por ello que debido a que se estd por iniciar el Proceso de Fijaciéon
Tarifaria de las Tarifas en Barra, para el periodo Mayo 2013 - Abril 2014,
REP requiere presentar al OSINERGMIN como parte de Estudio Técnico —
Econdmico, la Actualizacion del VNR (Valor Nuevo de Reemplazo) de
algunas instalaciones y del COyM (Costos de Operaciéon y Mantenimiento)

del Sistema Principal de Transmision.

OBJETIVO

Actualizar el VNR y COyM del Sistema Principal de Transmision de REP.

! Contrato de Concesién de los Sistemas de Transmision de Eléctrica de ETECEN y ETESUR, suscrito entre el Estado
Peruano y la Empresa Red de Energia del Peri S.A.
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1.3,

RESULTADOS VNR

Cuadro N° 1.3-1: Resultados VNR

Transmision de REP actualizado.

Valor Nuevo de Reemplazo Sistema Total - REP (Propuesto)

SPT SST Total
Lineas de Transmision 86,257,515 511,617,428 597,874,943
Subestaciones 35,836,488 219,765,122 255,601,609
Centrol de Control 962,000 5,659,986 6,621,986
Total VNR 123,056,003 737,042,536 860,098,539

Subestaciones y de las Lineas de Transmision, respectivamente.

En el Cuadro N© 1.3-1, se muestra el resumen del VNR del Sistema de

En los Cuadros N© 1.3-2 y 1.3-3, se muestran el VNR actualizado de las
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Cuadro N° 1.3-2: VNR de Subestaciones

Moneda Moneda Costo Total VNR Total VNR REP VNR SPT REP
L SUBESTACION Extranjera Nacional Cobre (US$) (US$) (US$)
1 |Zorritos 1,351,045 3,732,358 201,741 5,285,144 5,285,144 743,695
2 |Talara 1,341,841 3,778,475 182,201 5,302,518 4,787,918 1,412,913
3 |Parifias 1,745,836 2,401,333 16,353 4,163,523 3,374,725 1,008,333
4 |Pura Oeste 4,891,461 7,705,642 582,870 13,179,973 12,406,596 2,005,455
5 |Chiclayo Oeste 6,008,740 8,991,620 582,870 15,583,230 15,053,226 4,211,333
6 |Reque 1,639,556 2,456,906 16,353 4,112,816 3,290,253
7 |Guadalupe 2,978,705 7,550,122 416,716 10,945,543 10,724,985 6,188,414
8 |Trujillo Norte 11,531,392 11,291,961 982,179 23,805,531 21,335,013 4,259,934
9 |Chimbote 1 8,335,146 6,092,000 568,705 14,995,851 11,582,617 1,202,714
10 |Paramonga Nueva 3,165,018 5,391,735 234,125 8,790,878 7,721,675 2,281,781
11 |Huacho 1,851,477 4,559,090 288,315 6,698,882 6,698,882 1,000,623
12 |Zapallal 1,776,599 1,930,116 11,939 3,718,654 3,718,654 743,731
13 |Ventanilla 5,259,108 4,589,251 451,696 10,300,055 4,427,857
14 |Chavarria 11,049,396 12,947,855 985,216 24,982,468 4,978,404 1,240,057
15 |Santa Rosa 6,626,640 13,827,075 962,385 21,416,100 5,490,325 1,185,930
16 |San Juan 8,935,454 9,494,348 715,698 19,145,500 10,981,707 3,272,509
17 |Chikca 4,301,194 6,118,485 36,533 10,456,213 8,307,870
18 |Independencia 4,570,458 7,998,688 348,308 12,917,454 11,513,786
19 |ka 1,850,036 5,395,252 330,341 7,575,629 7,575,629
20 |Marcona 1,834,823 6,170,732 422,450 8,428,005 8,182,615
21 [San Nicolas 534,213 3,352,397 290,832 4,177,443 4,087,082
22 |Callahuanca 1,288,459 1,717,928 6,380 3,012,768 3,012,768
23 |Pachachaca (*) 4,792,141 4,354,739 32,934 9,179,814 8,261,833 917,981
24 |Huayucachi 1,560,535 4,103,527 248,596 5,912,658 5,710,833
25 |Huancavelica 1,183,118 2,462,117 101,927 3,747,162 3,747,162
26 |Paragsha ll 4,309,541 3,578,578 300,529 8,188,648 1,736,482 434,120
27 |Huanuco 777,672 2,561,801 118,417 3,457,890 3,384,455 953,135
28 |Tingo Maria 2,537,486 7,022,846 414,736 9,975,068 4,948,988 467,408
29 |Aucayacu 487,225 1,570,564 69,643 2,127,431 2,127,431
30 |Tocache 528,766 1,611,017 68,996 2,208,779 2,208,779
31 |Abancay 495,869 1,843,109 107,888 2,446,866 295,822
32 |Ayaviri 705,297 1,668,119 71,434 2,444,850 2,444,850
33 |Azangaro 2,271,248 4,414,855 230,276 6,916,380 4,859,074
34 |Cachimayo 1,057,932 2,673,974 122,590 3,854,496 408,914
35 |Callalli 965,317 2,223,178 111,830 3,300,325 790,696
36 |Cerro Verde 974,908 1,547,704 8,675 2,531,288 2,531,288 632,822
37 |Combapata 530,381 1,620,382 74,670 2,225,433 2,134,618
38 |Juliaca 1,600,069 4,784,458 325,111 6,709,637 6,709,637
39 |Mollendo 787,948 4,730,201 381,640 5,899,788 301,566 301,566
40 |Moquegua 4,166,999 7,247,915 290,219 11,705,133 455,520
41 |Puno 1,409,771 5,146,764 378,428 6,934,963 4,592,415
42 |Quencoro 1,462,811 4,328,265 243,731 6,034,807 4,386,129 488,413
43 |Reparticion 1,275,873 2,678,164 134,369 4,088,405 735,721 735,721
44 |Santuario 1,702,206 5,890,803 390,844 7,983,852 1,371,087
45 |Socabaya 9,545,328 10,902,059 960,232 21,407,620 8,384,713
46 |Tintaya 2,320,577 4,887,965 262,799 7,471,341 5,985,903 1,680,913
47 |Toquepala 617,502 1,834,550 97,912 2,549,965 2,549,965
TOTAL (USS$) 140,933,116 233,181,025 14,182,633 388,296,775 255,601,609 37,369,501
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Cuadro N° 1.3-3: VNR de Lineas de Transmision
CcODIGO NOMINAL SISTEMA SPT SST TOTAL
S.E Inicio S.ElLlegada (kV) uss uss uss

L-2280 Zarumilla Zorritos 220 SPT 3,426,127 3,426,127
L-2249 Zorritos Talara 220 SST 9,217,977 9,217,977
L-2248 Talara Plura Oeste 220 SPT 6,984,131 6,984,131
L-2238 Piura Oeste Chiclayo Oeste 220 SST 14,209,814 14,209,814

Piura Oeste Chiclayo Oeste 220 SST 14,209,814 14,209,814
L-2236 Chiclayo Oeste Guadalupe 220 SPT 5,634,404 5,634,404
L-2234 Guadal Truijillo Norte 220 SPT 6,953,853 6,953,853
L-2232 Trujillo Norte Chimb 1 220 SST 9,870,450 9,870,450
L-2233 Trujillo Norte Chimbote 1 220 SST 10,426,129 10,426,129
L-2215 Chimbote 1 Paramonga Nueva 220 SPT 14,823,448 14,823,448
L-2216 Chit 1 Pal ga Nueva 220 SST 14,819,411 14,819,411
L-2213 Px Nueva Huacho 220 SPT 3,743,037 3,743,037
L-2214 Paramonga Nueva Zapallal 220 SST 10,937,095 10,937,095
L-2212 Huacho Zapallal 220 SPT 10,307,680 10,307,680
L-2242/2243 Zapallal V 220 SST 4,843,051 4,843,051
L-2244/2245 Ventanilla Chavarria 220 SST 1,711,608 1,711,608
L-2246 Ventanilla Chavarria 220 SST 2,204,321 2,204,321
L-2003/2004 Chavarria Santa Rosa 220 SPT 1,469,965 1,469,965
L-2010/2011 Santa Rosa San Juan 220 SST 6,247,531 6,247,531
L-2203/2204 Campo Armifio Huancavelica 220 SST 14,350,203 14,350,203
L-2203/2231 H i Indep cia 220 SST 38,298,641 38,298,641
L-2201/2202 Campo Armifio Pachachaca (*) 220 SST 42,339,235 42,339,235
L-2205/2206 Pachachaca (*) San Juan 220 SST 26,858,312 26,858,312
L-2218/2219 Campo Armifio Pachachaca 220 SST 39,078,398 39,078,398
L-2222/2223 Pachachaca Callah a 220 SST 15,490,915 15,490,915
L-2220 Campo Armifio Huayucachi 220 SST 15,580,982 15,580,982
L-2221 Huayucachi Zapallal 220 SST 37,084,925 37,084,925
L-2094/2095 San Juan Chilca 220 SST 17,710,410 17,710,410
L-2090 Chilca Cantera 220 SST 27,024,245 27,024,245
L-2207 Cantera Independencia 220 SST 24,173,900 24,173,900
L-2208 Chilca P i 220 SST 12,394,363 12,394,363
L-2209 In lca 220 SST 4,072,898 4,072,898
L-2211 Ica Marcona 220 SST 11,438,653 11,438,653
L-1120 Paragsha Il Huanuco 138 SPT 8,053,104 8,053,104
L-1121 Huanuco Tingo Maria 138 SPT 8,235,258 8,235,258
L-1122 Tingo Maria Aucayacu 138 SST 4,128,839 4,128,839
L-1124 Aucayacu Tocache 138 SST 10,805,027 10,805,027
L-1004 Quencoro Dolorespata 138 SPT 836,247 836,247
L-1005 Quencoro Tintaya 138 SST 18,911,806 18,911,806
L-1006 Tintaya Azangaro 138 SPT 10,872,421 10,872,421
L-1007 Cachii ] Abancay 138 SST 8,372,774 8,372,774
L-1008 Tintaya Callalli 138 SST 8,381,477 8,381,477
L-1011 Azangaro Juliaca 138 SST 6,806,142 6,806,142
L-1012 Juliaca Puno 138 SST 3,502,974 3,502,974
L-1020 Santuario Callalli 138 SST 7,250,021 7,250,021
L-1021/1022 S: io y 138 SST 4,008,753 4,008,753
L-1023/1024 Socabaya Cerro Verde 138 SST 1,574,347 1,574,347
L-1025 Te Moquegua 138 SST 4,891,641 4,891,641
L-1026 Tt . Aricota 138 SST 4,389,934 4,389,934
L-1027 Tt . Mill Site 138 SST 41,472 41,472
L-1028 Cerro Verde Oxidos 138 SST 24,883 24,883
L-1029 Cerro Verde Reparticion 138 SPT 2,488,310 2,488,310
L-1030 Reparticion 138 SPT 4,786,929 4,786,929
L-6627 Marcona San Nicolas 60 SST 696,663 696,663
L-6628 Marcona San Nicolas 60 SST 696,663 696,663
L-6629 Marcona Mina 60 SST 183,332 183,332
TOTAL 88,614,913 509,260,030 597,874,943
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1.4. RESULTADOS COYM

En el Cuadro N° 1.4-1, se muestra el resumen del COyM del Sistema de
Transmisién de REP.

Cuadro N° 1.4-1: Resultados del COyM de REP (US$)

TIPO DE SISTEMA TOTAL
PRINCIPAL SECUNDARIO
OPERACION 259,378 1,687,959 1,947,337
Operacion CC 41,723 243,885 285,609
Operacion de Subestaciones 217,655 1,444 074 1,661,729
MANTENIMIENTO 1,487,977 5,696,465 7,184,443|
Lineas de Transmision 1,063,545 3,344,163 4,407,708
Subestaciones 358,494 1,966,875 2,325,370
Mantenimiento CC Y TEL 65,938 385,427 451,365
GESTION 2,282,602 13,391,069 15,673,671
Personal 1,064 421 6,221,628 7,286,049
No Personales 1,218,181 7,169,441 8,387,622
Costos No Personales sin Seguros 879,496 5,140,890 6,020,386
SEGUROS 338,685 2,028,551 2,367,236
SEGURIDAD 203,895 1,110,170 1,314,065
COSTOS INICIALES

Sub Total COyM 4,233,853 21,885,664 26,119,517
VNR 123,056,003 737,042,536 860,098,539
[COyM/VNR | 3.44%] 2.97%] 3.04%|
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OBJETO

El presente Estudio tiene por objeto actualizar el Valor Nuevo de
Reemplazo (VNR) y los Costos de Operacién y Mantenimiento (COyM), los
cuales seran utilizados por el OSINERGMIN para fijar las compensaciones
del Sistemas Principal de Transmision, como parte del Proceso de Fijacion

de Tarifas en Barra para el periodo Mayo 2013 - Abril 2014.
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BASE LEGAL

El presente proceso de fijacion de tarifas, se lleva a cabo de conformidad
con lo establecido en los siguientes documentos:

e Decreto Ley N° 25844, Ley de Concesiones Eléctricas (LCE).
e Reglamento de la LCE, aprobado mediante DS N° 009-93-EM.

e Contrato de Concesion de los Sistemas de Transmision de Eléctrica de
ETECEN y ETESUR y sus modificatorias.

e Ley 28832 “Ley para asegurar el desarrollo eficiente de la generacion”

e Resolucién OSINERGMIN N° 050-2012-0S/CD, Actualizaciéon de la base
de datos de los mddulos estandares de inversion para sistemas de

transmision con costos 2011.

e Resolucion OSINERGMIN N° 080-2012-0OS/CD "Procedimiento para

Fijacion de Precios Regulados”
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METODOLOGIA

4.1.

CRITERIOS Y PREMISAS DEL CALCULO DEL VNR

Los principios y los procedimientos mediante los cuales se regulan las
tarifas para los sistemas de transmision concesionados a REP, se
encuentran establecidos en su Contrato de Concesiéon, la Ley de

Concesiones Eléctricas y su Reglamento.

Para el caso de las instalaciones concesionadas a REP, se consideraran las
clasificaciones de Sistema Principal de Transmision (SPT) y Sistema
Secundario de Transmision (SST); los Sistemas Garantizado de Transmision
(SGT) y Sistema Complementario de Transmision (SCT), conforme a la Ley
N° 28832 Ley para Asegurar el Desarrollo Eficiente de la Generacion
Eléctrica, no estdn incluido, debido a que REP no cuenta con instalaciones

que califiquen para estos nuevos sistemas de transmision.

En el caso de las tarifas de transmision, la referida regulacion sera
efectuada por el OSINERGMIN, independientemente de si las tarifas
corresponden a ventas de electricidad para el servicio pulblico o para
aquellos suministros que se efectien en condiciones de competencia,
conforme lo establece el Articulo 44° y el Articulo 62° de la LCE.
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4.2.

Para realizar el calculo del VNR, de las instalaciones de REP, se estdn

utilizando la Base de Datos de los mddulos aprobados por el OSINERGMIN.

CRITERIOS PARA EL COYM

Los Costos Estandar de operacion y mantenimiento se determinaran de

acuerdo con los siguientes criterios generales:

a)

b)

c)

d)

e)

f)

9)

El Sistema de Costos ABC ha sido utilizado uUnicamente para la
determinacion de los Costos Directos de Operacion y Mantenimiento de
lineas, subestaciones, centro de control y sistema de
telecomunicaciones.

Se determinaron los costos de operacidon, considerando el personal
necesario para realizar las actividades y los servicios requeridos en las
subestaciones y centros de control (Principal y Respaldo) dependiendo
del grado de automatizaciéon y de las necesidades de atencion, para lo
cual se identificaron las intervenciones del personal para realizar
maniobras vinculadas al mantenimiento programado y a emergencias.
De acuerdo con los criterios de disefio de las subestaciones y del centro
de control, se consideran subestaciones automatizadas en el grado
suficiente como para considerarlas “semi atendidas”. Se considera
necesaria la presencia de dos (02) Asistentes de Subestacion quienes
realizan turnos parciales durante el dia realizando maniobras vinculadas
a actividades de operacion de respaldo, encargandose del registro de
estadisticas y la atencion de emergencias de la subestacion.

Los costos estandar de operaciéon y mantenimiento corresponderdn a los
modulos de inversion del Sistema Econémicamente Adaptado (SEA) y
no a las instalaciones existentes en REP.

Los costos de recursos (mano de obra, materiales, equipo vy
herramientas), corresponden a los valores promedio de mercado y que
han sido establecidos por OSINERGMIN.

Las actividades de mantenimiento son ejecutadas indistintamente por
personal propio o terceros. La supervision es realizada con personal de
la empresa.

La valorizacion de las actividades de mantenimiento, toman como
referencia los periodos y términos de interrupciéon coordinados con el

COES, para los casos que correspondan.
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h) Los costos de mantenimiento contemplan el conjunto de trabajos de

i)

k)

reparacion y revision necesarios de los Sistemas de Transmision, para
garantizar el funcionamiento continuo y la conservacion de todas las
instalaciones por el periodo de vida util de 30 afos.

Se han incorporado como costos estandar aquellos gastos que tienen en
cuenta, las particularidades propias de la actividad de transmision
aplicables al entorno del pais.

Para valorizacion de los modulos estandar de operacion vy
mantenimiento, se ha aplicado la base de datos publicada por el
OSINERGMIN.

Las instalaciones que se consideran son las determinadas en el Sistema
Econémicamente Adaptado (SEA) definidos en la inversion o VNR
establecido por el OSINERGMIN.

Para realizar la separacion del COyM entre el SPT y SST se utilizé la
proporcion del Valor Nuevo de Reemplazo (VNR) relacionado

directamente en cada instalacion calificada en uno u otro sistema.

4.2.1.ESTRUCTURA DEL COYM

El COyM comprende todos los costos en que incurre la empresa para la

prestacion del servicio de transmision de electricidad, bajo los estandares

exigidos por las normas del sector eléctrico peruano.

Este costo comprende las actividades necesarias para la operacién y

mantenimiento del Sistema de Transmision de la empresa modelo, con una

organizaciéon y personal idoneo, remunerado con sueldos promedio de

mercado, que aseguren un servicio adecuado y una gestion eficiente.

El COyM se estructura de la siguiente manera:

COyM = CDM + CDO + CDG + CIT

Donde:

CDM = Costos Directos de Mantenimiento (Mantenimiento de Lineas y
Subestaciones, mantenimiento del Sistema de
Telecomunicaciones y Centro de Control).

CDO = Costos Directos de Operacion (Subestaciones y Centro de Control,

que involucra todo el Proceso de Operacion de las instalaciones).
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CDG = Costos de Gestion (Compuesto por los Costos de Personal y
Costos Indirectos no personales de las areas comunes de gestion
de la empresa)

CIT = Costos Indirectos de Transmision (Compuesto por los Costos de
Seguridad, Costos de Seguros y Costos Administrativos de

Transmision)

El esquema de costos esta conformado segtn la Figura 01.

/ (" [ Lineas de Transmision |
COSTOS DIRECTODE | | Subautisionss |
MANTENIMIENTO
Telecomunicaciones y
Centros de Control
_
o
COSTOS DE
OPERACION Y
MANTENIMIENTO
(COym)

Figura 01

4.2.2.COSTOS DIRECTOS DE MANTENIMIENTO (CDM)

Son los costos que cubren el proceso de mantenimiento predictivo,
preventivo, y correctivo de las lineas de transmision, las subestaciones, los
sistemas de telecomunicaciones y los Centros de Control, los cuales
incluyen el costo de personal supervisor, la mano de obra directa,
materiales, repuestos, herramientas, software, equipos vy vehiculos
necesarios para la ejecucion de las actividades de mantenimiento. Se
considera que los costos de supervision del mantenimiento de las
instalaciones es ejecutado por personal de la empresa y la mano de obra

directa es ejecutada por contratos con terceros.
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4.2.3.COSTOS DIRECTOS DE OPERACION (CDO)

Se considera como costo de operacion a los costos que se incurre en todo el
Proceso de Operacion, para fines del presente estudio han sido agrupados
en la operacion de Subestaciones y los Centros de Control, que implican la
programacion de la operacion, la operacion en tiempo real, el analisis de la
operacion y las acciones correctivas y preventivas necesarias. Los costos
directos de este proceso corresponde al personal, infraestructura, software,
equipos de seguridad, equipos de telecomunicaciones y otros para poder

prestar el servicio de manera adecuada.

4.2.4.COSTOS DE GESTION (CDG)

Los Costos de Gestion por naturaleza constituyen gastos indirectos e
incluyen: gastos de personal, honorarios, dietas, materiales, servicios de
terceros, etc. correspondientes a las dreas comunes de gestion de la
empresa como: Directorio, Gerencia General, Administracion y Finanzas y
Gerencia de Operacion y Mantenimiento, de la empresa modelo. Conforme
a los criterios especificos del Procedimiento para la Determinacién de los
Costos de Operacion y Mantenimiento para la Regulacién de los Sistemas
Secundarios de Transmision, los Costos de Gestion se determinaran en
funcion de los Costos de Gestién Personales y Costos de Gestién No

Personales de las areas gerenciales de la empresa modelo de transmisién.

Costos de Gestion Personales:

El costo de personal incluye las remuneraciones de los puestos de
direccion de operacion y mantenimiento, administrativos bajo las
premisas del OSINERGMIN, a partir del cual se determina que el tipo
de empresa modelo que se ajusta a REP, corresponde a una
“Empresa de Transmision de Alta Complejidad” (por ser su actividad
principal la transmision de energia eléctrica y por contar con un
sistema de transmision de gran amplitud geografica y un nimero de

subestaciones mayor a 20 instalaciones).
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Costos de Gestion No Personales:

De

acuerdo al procedimiento, corresponden a los gastos de las

siguientes partidas: suministros diversos, servicios de terceros,

cargas diversas de gestion y tributos, todos determinados de manera

acorde al nimero de personal de la empresa modelo y al nivel de

ingresos (reales o fictos) que tiene la empresa por concepto

exclusivo de la actividad de transmision eléctrica en el pais.

A)

B)

<)

D)

Suministros Diversos

Considera los costos de materiales y suministros de oficina,
muebles y accesorios, licencias de software y otros necesarios

para la Gestion de la empresa modelo de transmision.
Servicios de Terceros

Considera los alquileres de las oficinas administrativas, servicios
de agua, luz, teléfono, Internet, gastos de auditoria, servicios
legales y técnicos, servicios contables, servicios de limpieza y

cafeteria, y otros servicios para la Gestion de la empresa.
Cargas Diversas de Gestion

Comprende los gastos de representacion, gastos de viaje (de los
Directores para asistencia a las Sesiones de Directorio y de la
plana Gerencial de la empresa), suscripciones y otros gastos

para la Gestion de la empresa modelo de transmision.
Tributos

Comprende todos los Tributos y otros como el pago del
Impuesto a las Transferencias Financieras (ITF), inclusive los
aportes al OSINERGMIN, DGE/MEM, COES establecidos por el
Decreto Ley N° 25844 y que tengan incidencia directa o por

asignacion en la empresa modelo de transmisidn.
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4.2.5.COSTOS INDIRECTOS DE TRANSMISION (CIT)

Los Costos Indirectos de Transmision estan compuestos por; los Costos de

Seguridad, Costos de Seguros y Costos Administrativos de Transmision:

A) Costos de Seguridad

El costo de seguridad soélo considera los costos en que incurre la
empresa para el resguardo de las subestaciones, esto incluye el
costo del servicio de vigilancia el cual varia de acuerdo al tamafio de
la subestacion. Se excluyen los costos temporales que se puedan
incurrir para evitar ataques de terceros, tales como patrullaje,

minado u otros de naturaleza similar.

B) Costos de Seguros

Corresponde a las primas de los seguros que la empresa tiene
contratadas. La principal pdliza de la empresa es la de todo riesgo
(multiriesgo), que cubra el valor de reemplazo de los bienes de la
Concesionaria, ante danos parciales o totales, construccién vy
montaje, rotura de maquinaria, dafos por agua, terremoto,
incendio, terrorismo, vandalismo, conmocién civil, hurto vy
apropiacion ilicita. Otra de las poélizas importantes de la empresa es
el seguro de Responsabilidad Civil, la cual da cobertura contra
cualquier dano, pérdida o lesion que pudiera sobrevenir a

propiedades y personas.

C) Costos Administrativos de Transmision

C.1 Costos Personales

Este costo considera los puestos y numero de personal
necesarios para efectuar la gestion de transmision. El nimero de
supervisores esta relacionado con las actividades directas de

operaciéon y mantenimiento.
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C.2 Costos de Gestion No Personales:

De acuerdo al procedimiento, los costos no personales

corresponden a los gastos de las siguientes partidas: suministros

diversos, servicios de terceros, cargas diversas de gestion y

tributos, todos determinados de manera acorde al nimero de

personal de la empresa modelo.

C.2.1

C.2.2

C.2.3

C.2.4

Suministros Diversos

Considera los costos de materiales y suministros de
oficina y otros necesarios para el desarrollo directo de la

actividad de transmision de la empresa modelo.

Servicios de Terceros

Considera los servicios de agua, luz, teléfono, envio de
datos, Internet, servicios técnicos, servicios de limpieza y
otros servicios requeridos para el desarrollo directo de la

actividad de transmision de la empresa modelo.

Cargas Diversas de Gestion

Comprende los gastos de viaje y otros gastos requeridos
para el desarrollo directo de la actividad de transmision

de la empresa modelo.

Tributos

Comprende todas las licencias municipales necesarias
para el mantenimiento del sistema de transmision de la

empresa modelo.

4-16



CALCULOS DEL VNR

5.1.

5.2.

METODOLOGIA

Tal como ya se ha sefialado, para el cdlculo del VNR en el presente
trabajo se ha utilizado la Base de Datos de los mddulos estandares
de inversiéon para los sistemas de transmision para el cdlculo de
Tarifas y Compensaciones del Sistema Secundario de Transmision;
esto debido a que la propuesta de REP debe guardar coherencia en
todos sus sistemas de transmision y debido a que estos médulos

establecen la ultima informacién validada por el OSINERGMIN.

Para el calculo del VNR de las subestaciones de REP, se han
considerado las instalaciones que REP estd ampliando y reforzando

dentro de periodo de regulacion.

LINEAS DE TRANSMISION

En el Cuadro N° 5.2-1 se observan los valores de estas instalaciones.
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5.3.

Cuadro N° 5.2-1: Resultados para las Lineas de Transmision

SUBESTACIONES

En el Cuadro N© 5.3-1 se observan los valores de estas instalaciones.

cODIGO NOMINAL SISTEMA SPT SST TOTAL
S.ElInicio S.ELlegada (kV) uss uss uss
L-2280 Zarumilla Zorritos 220 SPT 3,426,127 3,426,127
L-2249 Zorritos Talara 220 SST 9,217,977 9,217,977
L-2248 Talara Piura Oeste 220 SPT 6,984,131 6,984,131
L-2238 Piura Oeste Chiclayo Oeste 220 SST 14,200,814 14,209,814
Fiura Oeste Chiclayo Oeste 220 SST 14,200,814 14,209,814
L-2236 Chiclayo Oeste Guadal 220 SPT 5,634,404 5,634,404
L-2234 Guadalupe Trujilo Norte 220 SPT 6,953,853 6,953,853
1L-2232 Trujilo Norte Chi 1 220 SST 9,870,450 9,870,450
1L-2233 Trujilo Norte Chimbote 1 220 SST 10,426,129 10,426,129
L-2215 Chimbote 1 Paramonga Nueva 220 SPT 14,823,448 14,823,448
L-2216 Chimbote 1 Paramonga Nueva 220 SST 14,819,411 14,819,411
L-2213 Paramonga Nueva  |Huacho 220 SPT 3,743,037 3,743,037
L-2214 Paramonga Nueva |Zapallal 220 SST 10,937,095 10,937,095
L-2212 Huacho Zapallal 220 SPT 10,307,680 10,307,680
L-2242/2243 Zapalial v 220 SST 4,843,051 4,843,051
L-2244/2245 Ventanilla Chavarria 220 SST 1,711,608 1,711,608
L-2246 v Chavarria 220 SST 2,204,321 2,204,321
L-2003/2004 Chavarria Santa Rosa 220 SPT 1,469,965 1,469,965
L-2010/2011 Santa Rosa San Juan 220 SST 6,247,531 6,047,531
L-2203/2204 Campo Armifio Huancavelica 220 SST 14,350,203 14,350,203
L-2203/2231 H li P i 220 SST 38,298,641 38,298,641
L-2201/2202 Campo Armifio Pachachaca (*) 220 SST 42,339,235 42339235
L-2205/2206 Pachachaca (*) San Juan 220 SST 26,858,312 26,858,312
L-2218/2219 Campo Armifio Pachachaca 220 SST 39,078,398 39,078,398
L-2222/2223 Pachachaca Callahuanca 220 SST 15,490,915 15,490,915
L-2220 Campo Armifio Huayucachi 220 SST 15,580,982 15,580,982
L-2221 Huayucachi Zapalial 220 SST 37,084,925 37,084,925
L-2094/2095 San Juan Chilca 220 SST 17,710,410 17,710,410
L-2090 Chilca Cantera 220 SST 27,024,245 27,024,245
L-2207 Cantera I cia 220 SST 24,173,900 24,173,900
L-2208 Chilca Independencia 220 SST 12,394,363 12,394,363
L-2209 Indep cia ica 220 SST 4,072,898 4,072,898
L-2211 Ica Marcona 220 SST 11,438,653 11,438,653
L-1120 Paragsha I Huanuco 138 SPT 8,053,104 8,053,104
L-1121 Huanuco Tingo Maria 138 SPT 8,235,258 8,235,258
L-1122 Tingo Maria Aucayacu 138 SST 4,128,839 4,128,839
L-1124 Aucayacu Tocache 138 SST 10,805,027 10,805,027
L-1004 Quencoro Dolorespata 138 SPT 836,247 836,247
L-1005 Quencoro Tintaya 138 SST 18,911,806 18,911,806
L-1006 Tintaya Azangaro 138 SPT 10,872,421 10,872,421
L-1007 Cachimay A 138 SST 8,372,774 8,372,774
L-1008 Tintaya Callali 138 SST 8,381,477 8,381,477
L-1011 Azangaro Juliaca 138 SST 6,806,142 6,806,142
L-1012 Juliaca Puno 138 SST 3,502,974 3,502,974
L-1020 S: o Callall 138 SST 7,250,021 7,250,021
L-1021/1022 S: i S ya 138 SST 4,008,753 4,008,753
L-1023/1024 Socabaya Cerro Verde 138 SST 1,574,347 1,574,347
L-1025 Toquepala Moquegua 138 SST 4,891,641 4,891,641
L-1026 Toquepala Aricota 138 SST 4,389,934 4,389,934
L-1027 Toquepala Ml Site 138 SST 41,472 41,472
L-1028 Cerro Verde Oxidos 138 SST 24,883 24,883
L-1029 Cerro Verde Reparticion 138 SPT 2,488,310 2,488,310
L-1030 Reparticion 138 SPT 4,786,929 4,786,929
L-6627 Marcona San Nicolas 60 SST 696,663 696,663
L-6628 Marcona San Nicolas 60 SST 696,663 696,663
L-6629 Marcona Mina 60 SST 183,332 183,332
TOTAL 88,614,913 509,260,030 597,874,943




m REP

Cuadro N° 5.3-1: Resultados para

las Subestaciones

Moneda Moneda Costo Total VNR Total VNR REP VNR SPT REP
bl SUBESTACION Extranjera Nacional Cobre (US$) (US$) (US$)
1 |Zorritos 1,351,045 3,732,358 201,741 5,285,144 5,285,144 743,695
2 |Talara 1,341,841 3,778,475 182,201 5,302,518 4,787,918 1,412,913
3 |Parifias 1,745,836 2,401,333 16,353 4,163,523 3,374,725 1,008,333
4 |Pura Oeste 4,891,461 7,705,642 582,870 13,179,973 12,406,596 2,005,455
5 |Chiclayo Oeste 6,008,740 8,991,620 582,870 15,583,230 15,053,226 4,211,333
6 |Reque 1,639,556 2,456,906 16,353 4,112,816 3,290,253
7 |Guadalupe 2,978,705 7,550,122 416,716 10,945,543 10,724,985 6,188,414
8 |Truijillo Norte 11,531,392 11,291,961 982,179 23,805,531 21,335,013 4,259 934
9 |Chimbote 1 8,335,146 6,092,000 568,705 14,995,851 11,582,617 1,202,714
10 |Paramonga Nueva 3,165,018 5,391,735 234,125 8,790,878 7,721,675 2,281,781
11 |Huacho 1,851,477 4,559,090 288,315 6,698,882 6,698,882 1,000,623
12 |Zapalial 1,776,599 1,930,116 11,939 3,718,654 3,718,654 743,731
13 |Ventanilla 5,259,108 4,589,251 451,696 10,300,055 4,427 857
14 |Chavarria 11,049,396 12,947,855 985,216 24,982 468 4,978,404 1,240,057
15 |Santa Rosa 6,626,640 13,827,075 962,385 21,416,100 5,490,325 1,185,930
16 |San Juan 8,935,454 9,494 348 715,698 19,145,500 10,981,707 3,272,509
17 |Chilca 4,301,194 6,118,485 36,533 10,456,213 8,307,870
18 |independencia 4,570,458 7,998,688 348,308 12,917,454 11,513,786
19 |lca 1,850,036 5,395,252 330,341 7,575,629 7,575,629
20 |Marcona 1,834,823 6,170,732 422,450 8,428,005 8,182,615
21 |San Nicolas 534,213 3,352,397 290,832 4,177,443 4,087,082
22 |Callahuanca 1,288,459 1,717,928 6,380 3,012,768 3,012,768
23 |Pachachaca (*) 4,792,141 4,354,739 32,934 9,179,814 8,261,833 917,981
24 |Huayucachi 1,560,535 4,103,527 248 596 5,912,658 5,710,833
25 |Huancavelica 1,183,118 2,462,117 101,927 3,747,162 3,747,162
26 |Paragshall 4,309,541 3,578,578 300,529 8,188,648 1,736,482 434,120
27 |Huanuco 777,672 2,561,801 118,417 3,457,890 3,384,455 953,135
28 |Tingo Maria 2,537,486 7,022,846 414,736 9,975,068 4,948 988 467,408
29 |Aucayacu 487,225 1,570,564 69,643 2,127,431 2,127,431
30 |Tocache 528,766 1,611,017 68,996 2,208,779 2,208,779
31 |Abancay 495,869 1,843,109 107,888 2,446 866 295,822
32 |Ayaviri 705,297 1,668,119 71,434 2,444 850 2,444 850
33 |Azangaro 2,271,248 4,414,855 230,276 6,916,380 4,859,074
34 |Cachimayo 1,057,932 2,673,974 122,590 3,854,496 408,914
35 |Callalii 965,317 2,223,178 111,830 3,300,325 790,696
36 |Cerro Verde 974,908 1,547,704 8,675 2,531,288 2,531,288 632,822
37 |Combapata 530,381 1,620,382 74,670 2,225,433 2,134,618
38 |Juliaca 1,600,069 4,784,458 325,111 6,709,637 6,709,637
39 |Mollendo 787,948 4,730,201 381,640 5,899,788 301,566 301,566
40 |Moquegua 4,166,999 7,247 915 290,219 11,705,133 455,520
41 |Puno 1,409,771 5,146,764 378,428 6,934,963 4,592 415
42 |Quencoro 1,462,811 4,328,265 243,731 6,034,807 4,386,129 488,413
43 |Reparticion 1,275,873 2,678,164 134,369 4,088,405 735,721 735,721
44 |Santuario 1,702,206 5,890,803 390,844 7,983,852 1,371,087
45 |Socabaya 9,545,328 10,902,059 960,232 21,407,620 8,384,713
46 |Tintaya 2,320,577 4,887,965 262,799 7,471,341 5,985,903 1,680,913
47 |Toquepala 617,502 1,834,550 97,912 2,549,965 2,549,965
TOTAL (USS$) 140,933,116 233,181,025 14,182,633 388,296,775 255,601,609 37,369,501




6. CALCULOS DEL COyM

6.1. COSTOS DIRECTOS DE MANTENIMIENTO (CDM)

El costo directo de mantenimiento comprende:

» Costo Directo de Mantenimiento de Lineas de Transmision;

» Costo Directo de Mantenimiento de Subestaciones;

» Costo Directo de Mantenimiento de Telecomunicaciones y
Centros de Control.

En la Figura 02, se observa un flujo de actividades de la manera de asignar
el costo de mantenimiento.

{ Definicién de la Inversion de SEA ]

Definicién de médulos
mantenimiento
| Rendimiento de actividades T
|
[ Costo uniario de actvidades |~— [ Asignacion de recursos |
l ——l Costos de recursos ]
Programa de mantenimiento J
regular
—-| Alcance de actividades ]
Costo anual de médulos
mantenimiento
l L{ Frecuencia de actividades ]
Costo anual de médulos
mantenimiento por instalacion
Figura 02
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6.1.1.CDM DE LINEAS DE TRANSMISION

CRITERIOS Y PREMISAS ADOPTADAS

Los costos de mano de obra, materiales, equipos y herramientas utilizados
en la valorizacion de las actividades de mantenimiento corresponden a

costos eficientes de proveedores y contratistas.

DEFINICION DE MODULOS

De acuerdo al Procedimiento para la Determinacion de los Costos de
Mantenimiento, se define la formacion de modulos por la integracion de un
conjunto de actividades de mantenimiento elegidas segun la instalacion que
se trate. Dichas actividades deben ser clasificadas en los siguientes tipos:

predictivo, preventivo y correctivo. Esto se aprecia en la Figura 03.

o~

Lineas de
Transmision

—

Telecomunicaciones
y Centros de Control

INSTALACIONES |<

9

\

Figura 03
a) Mantenimiento Predictivo: Son actividades mediante las cuales se
vigilan y se miden ciertas manifestaciones que ocurren en el equipo o
material relacionadas con cambios fisicos tales como vibraciones,
cambio de temperaturas, presiones y otras manifestaciones medibles,

con el fin de controlar su progresion y predecir la oportunidad en que
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b)

c)

debe hacerse la correccidon correspondiente. Involucra actividades de

Inspecciéon y Medicidn.

Mantenimiento Preventivo: Son actividades que se realizan para
anticipar la ocurrencia de fallas o la probabilidad de éstas, evitando el
deterioro o mal funcionamiento del material o equipo. Tiene la finalidad
de corregir, reparar o reemplazar los equipos o materiales de la
instalacion antes de haberse producido la falla. Involucra actividades de

Mantenimiento, Limpieza, Embreado, Pintado y Ajustes;

Mantenimiento Correctivo: Son acciones que se realizan para reparar o
reemplazar equipos o componentes de una instalaciéon luego que se

detecte averia o falla. Involucra actividades de Cambios vy

Reparaciones.

Los procesos y actividades definidos para el mantenimiento de lineas de

transmision son los que se muestra en el Cuadro N° 6.1-1.

Cuadro N° 6.1-1: Procesos y Actividades de Mantenimiento de LLTT

Procesos

ﬁpo de Mantenimiento

Actividades

Inspeccion Ocular de
Lineas Aéreas

Mantenimiento Predictivo

Inspeccion Ligera

Inspeccion Minuciosa

Inspeccion Nocturna

Mantenimiento Aisladores
de Lineas Aéreas

Mantenimiento Preventivo

Limpieza Manual

Cambio Manual de Silicona de Aisladores

Ajuste de Grapas Bifiliares en Cuellos Muertos

Mantenimiento de
Caminos de Accesos

Mantenimiento Preventivo

Mantenimiento de Defensas, Rios y Avenidas

Mantenimiento Faja de Servidumbre (Costa)

Mantenimiento Preventivo

Mantenimiento de Trochas Carrozables

Mantenimiento de Caminos Peatonales

Cambio de Aisladores

Mantenimiento Mantenimiento Correctivo Cambio de Conductores
Electromecanico de Programado Cambio de Ferreteria
Lineas Aéreas Reparacion de Conductores
Cambio de Cable de Guarda
Pintado de Estructuras
Mantenimiento de Mantenimiento Preventivo Pintado de Fases y Rétulos
Estructuras de Embreado de Patas (Torres)
Lineas Aéreas Mantenimiento Correctivo Cambio de Perfiles

Programado

Reparacion de Bases de Torres

Mantenimiento Sistema
de Puesta a Tierra

Mantenimiento Predictivo

Medicion de Puesta a Tierra

Mantenimiento Correctivo Programado

Reparacion de Puesta a Tierra

Revisiones y Mediciones

Mantenimiento Predictivo

Medicién de Puntos Calientes

Eléctricas Medicién de Distribucion de Potencial
Supervision Mantenimiento Mantenimiento Predictivo Supervision de las Obras de Mantenimiento
Mq,ioras Mantenimiento Correctivo Programado  |Mejoras del Sistema de Transmision

Una vez definidas las actividades se valorizan, mediante analisis de costos

unitarios por actividad, el mismo que consiste en la asignacion de recursos

y rendimientos para la realizaciéon de cada actividad. Enseguida se define la

frecuencia anual por actividad.
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RESULTADOS

Los resultados del Costo Directo de Mantenimiento de Lineas de
Transmision parten de la valorizacion de los modulos respectivos, el cual
toma en cuenta lo siguiente: La unidad a la que se aplica una actividad, el
alcance de la actividad o cantidad de unidades, el costo unitario por

actividad y la frecuencia de ejecucion de una actividad.

La sumatoria de los costos parciales por cada tipo de linea, nos da el costo

total de mantenimiento en este rubro.

6.1.2.CDM DE SUBESTACIONES

CRITERIOS Y PREMISAS ADOPTADAS

Las instalaciones se consideran de tecnologia actual, que requieren un
minimo de mantenimiento por lo que sus respectivas frecuencias de
mantenimiento son minimas. Igualmente no se aplica el método MCC de
REP.

Los costos de mano de obra, materiales, equipos y herramientas utilizados
en la valorizacién de las actividades de mantenimiento corresponden a

costos reales de proveedores y contratistas nacionales.

De acuerdo a la estructura propuesta de organizacion de la empresa, las
actividades de supervision del mantenimiento de subestaciones de
Transformacion estaran a cargo de personal propio de la empresa.

La definicion de las frecuencias de mantenimiento toma en cuenta dos
aspectos:

> El tipo de material del equipamiento de las instalaciones y

» El grado de contaminacion que rodea a dicha instalacion.
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PROCESOS Y ACTIVIDADES

De acuerdo a la metodologia de costeo, se definen los procesos y
actividades los cuales consumen recursos de mano de obra, materiales e
insumos y el uso de equipos y herramientas de distinta naturaleza cuyo

destino es el mantenimiento de las instalaciones.

Los procesos definidos involucran los tipos de mantenimiento predictivo,

preventivo y correctivo programado:

a) Mantenimiento Predictivo: involucra actividades de Inspeccion,
Medicion, Analisis y Pruebas;

b) Mantenimiento Preventivo: involucra actividades de Mantenimiento,
Limpieza, Fumigacién, Pintado y Ajustes;

c) Mantenimiento Correctivo Programado: involucra actividades de

Mantenimiento Integral y Mayor.

Los procesos y actividades definidos para el mantenimiento de

subestaciones son los que se aprecian en el Cuadro N° 6.1-2.

La valorizacion de las actividades se realiza mediante analisis de costos
unitarios por actividad, el mismo que consiste en la asignacion de recursos
y rendimientos para la realizacion de cada actividad. Luego se define la

frecuencia anual por actividad.

La cantidad de unidades por actividad en subestaciones se define metrando
el equipamiento que tiene cada una de ellas, tal como numero de
interruptores, seccionadores, grapas, y otros para los cuales se les asigna

una actividad de mantenimiento.

Teniendo estas consideraciones planteadas se valoriza el mantenimiento,

determinandose el costo unitario del mismo.
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Cuadro N° 6.1-2: Procesos y Actividades de Mantenimiento de SSEE
Procesos Tipo de Mantenimiento Actividades
juste Grapas y Conectores
Mantenimiento Preventivo
Mantenimiento Celda
Linea 220 kV y Transfor
138 y 220 kV
Mantenimiento Predictivo
c Integral de up
Integral de Seccionadores
Mantenimiento Celda o Tablero de Control, Medicion y Proteccion
Linea220kVy T " Mantenimiento Electrom Celda de Linea
138 y 220 kV Mantenimiento Predictivo Prueba de Transformador de Medida
juste Gi s y Conectores
Mantenimiento Preventivo
Mantenimiento Celda
Compensacion 220 kV
Mantenimiento Predictivo
Prueba de Transformador de Medida
Mantenimiento Integral de Interruptores
Mantenimiento Celda c - Mantenimiento Integral de Seccionadores
Compensacion 220 kV Mantenimiento Integral del Reactor
Regeneracion de Aceite Aislante
Mantenimiento Electromecanico del Transformador
Mantenimiento Preventivo
Mantenimiento de
Transformador de Pintado del Transformador
Potencia s - Analisis Fisico Quimico y Cromatografico de Aceites
Mantenimiento Predictivo Pruebas Eléctricas del T
C '
Mantenimiento de Mantenimiento Preventivo

Edificios de Control
Mantenimiento Sistema Suministro de Agua

Seguridad e Higiene Industrial

Servicios
Mantenimiento Correctivo
Mantenimiento de Edificios Mantenimiento Preventivo
Mantenimiento Sistema de
de Seguri
Mantenimiento Sistema Mantenimiento Preventivo
de Puesta a Tierra Mantenimiento Predictivo Medicion de Puesta a Tierra

RESULTADOS

de ejecucion de una actividad.

directo total en este rubro.

Mantenimiento de Sistema de Puesta a Tierra

Los resultados del Costo Directo de Mantenimiento de Subestaciones toman
en cuenta: la unidad a la que se aplica una actividad, alcance de la

actividad o cantidad de unidades, costo unitario por actividad y frecuencia

La sumatoria de los costos parciales por cada subestacion del Sistema de

Transmisién Principal y Sistema de Transmision Secundario, nos da el costo
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6.1.3.CDM DE MANTENIMIENTO

CRITERIOS Y PREMISAS ADOPTADAS

Para el mantenimiento de lineas de transmision y de subestaciones se ha

tenido en cuenta lo siguiente:

> La supervision de las actividades de mantenimiento de lineas de

transmision y de subestaciones es ejecutada por personal propio;
> La ejecucion del mantenimiento es ejecutada por terceros;

» El servicio de movilidad para la supervision de las actividades de
mantenimiento de lineas de transmision es por alquiler de

vehiculos;

> Las labores de chofer de los vehiculos se consideran a cargo del

personal auxiliar de la supervision de mantenimiento.

RESULTADOS

Para la supervision del mantenimiento de una linea de transmision se
considera un Supervisor y un Técnico de Lineas de Transmisidon quienes
contardan con un vehiculo conducido por el Técnico para cada tramo

considerado.

Para el mantenimiento de las lineas de transmision se ha considerado la
ubicacion estratégica de los Departamentos de Transmision, teniendo cada
uno de ellos como sede las ciudades de Chiclayo, Hudnuco, Lima y

Arequipa.

Las labores de supervision del mantenimiento de las subestaciones se
consideran tres Supervisores, en cada Subestacion. Estos valores estan

incluidos dentro de los valores de cada subestacion.
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6.1.4.CDM DEL CC Y TELECOMUNICACIONES

CRITERIOS Y PREMISAS ADOPTADAS

Corresponde al mantenimiento de los equipos de telecomunicaciones
(repetidoras del sistema de microondas y onda portadora) definidas para el

Sistema Principal de Transmision y Sistema Secundario de Transmision:

» Sistema Principal de Transmision y Sistema Garantizado de
Transmision: sistema de microondas y onda portadora entre las

subestaciones.

> Sistema de Transmision Secundario y Sistema de Complementario
Secundario: sistema de microondas y onda portadora entre las demas

subestaciones.

Las instalaciones se consideran de tecnologia actual, que requieren un
minimo de mantenimiento por lo que sus respectivas frecuencias de

mantenimiento son minimas.

Los costos de mano de obra, materiales, equipos y herramientas utilizados
en la valorizacion de las actividades de mantenimiento corresponden a

costos reales de proveedores y contratistas nacionales.

De acuerdo a la estructura propuesta de organizacion de la empresa, las
actividades de supervision del mantenimiento de telecomunicaciones

estaran a cargo del personal propio de la empresa.

Asimismo se incluird el mantenimiento al Centro de Control de REP, el cual
incluira el mantenimiento al mimico y el software utilizado, aqui se

considera que un tercero realizara dicha labor.

PROCESOS Y ACTIVIDADES

De acuerdo a la metodologia de costeo, se definen procesos y actividades
los cuales consumen recursos de mano de obra, materiales e insumos y el

uso de equipos y herramientas de distinta naturaleza cuyo destino es el
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mantenimiento de las instalaciones. Los procesos definidos involucra

mantenimiento preventivo, predictivo, y correctivo programado:

a) Mantenimiento Preventivo: involucra actividades de Mantenimiento y

Limpieza.

b) No se considera Mantenimiento Predictivo y Correctivo

Los procesos y actividades definidos para el mantenimiento de centro de

control y telecomunicaciones estan definidos en el Cuadro N° 6.1-3.

Cuadro N° 6.1-3: Procesos y Actividades de Mantenimiento de Centro
de Control y Telecomunicaciones

Procesos Tipo de Mantenimiento Actividades

Mantenimiento de Equipos de PLC's

Mantenimiento de Sistema de Onda Portadora

Mantenimiento Tableros de Teleproteccién y Onda Portadora

Marssniotiecka el Sistns da Mantenimiento Preventivo Mantenmiento de Equipo de Teleproteccion

Teiscompoicacnes |Mantenimiento de Estaciones Repetidoras de Radio

[Mantenimiento del Sistema de Telefonia

[Mantenimiento del Sistema de Radio HF

Mantenimiento del Centro de Mantenimiento al Mimico del Centro de Control

Control Narioniniono Previaive Mantenimiento al Software del Centro de Control

La valorizacion de las actividades se realiza mediante anadlisis de costos
unitarios por actividad, el mismo que consiste en la asignacion de recursos
y rendimientos para la realizacion de dicha actividad. Luego se define la

frecuencia anual por actividad.

La cantidad de unidades por actividad en telecomunicaciones se define
realizando el metrado el equipamiento que tiene cada una de ellas, tal
como numero de trampas de onda, radio bases, radios en vehiculos y
portatiles, y tableros, para los cuales se les asigna una actividad de

mantenimiento.

Teniendo estas consideraciones planteadas se valoriza la instalacion de

telecomunicaciones, determinandose el costo de mantenimiento.

Los montos a ser utilizados en el mantenimiento de centro de control es el

pago que se realizara a los terceros por realizar esta labor.
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6.2.

RESULTADOS

Los resultados del Costo Directo de Mantenimiento de Telecomunicaciones
toman en cuenta la unidad a la que se aplica una actividad, alcance de la
actividad o cantidad de unidades, costo unitario por actividad y la

frecuencia de ejecucion de una actividad.

COSTOS DIRECTOS DE OPERACION (CDO)

Corresponden a los costos del Proceso de Operacion del sistema de
transmision en los Centros de Control y las Subestaciones. Entre otras
comprenden las actividades de programacion, andlisis de la operacion y la
toma de acciones correctivas y preventivas, para un correcto
funcionamiento del Sistema Principal de Transmision y del Sistema
Secundario de Transmision de la empresa modelo. En la Figura 04, se

muestra la composicion de los costos de operacion.

6.2.1.CRITERIOS Y PREMISAS ADOPTADAS

Corresponden a los costos del Proceso de Operacion del sistema de
transmision concesionado a REP, conforme el Procedimiento de
OSINERGMIN. La operacion se divide en Operacion de las Subestaciones y
del Centro de Control. Estos se componen en procesos y actividades de
operacion, como son; maniobras de respaldo o de emergencia que son
realizadas por los Asistentes de las Subestaciones del Sistema Principal de
Transmision y Sistema Secundario de Transmision. Para cumplir estos
objetivos de la operacion se requiere de una infraestructura basica

necesaria para el correcto funcionamiento de la instalacion.
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Figura 04

6.2.2.CDO DE SUBESTACIONES

Las labores de operacién de las subestaciones estan a cargo de dos

Asistentes de Subestacion, quienes realizan turnos para la ejecucion de las

labores de operacién de respaldo, la cual considera la realizacién de toma

de datos de todos los equipos de la subestacion (en perturbaciones deben

obtener informacién local), el rearme de los relés de disparo y bloqueo, los

registros de los sefalizaciones de relés, maniobras de los seccionadores de

puesta a tierra, atencion de maniobras de equipos cuando se tienen alguna

contingencia con los mandos a distancia desde el Centro de Control.

Los procesos de operacion considerados en las subestaciones de la empresa

modelo, son las que se detallan en el Cuadro N° 6.2-1.

Cuadro N° 6.2-1: Procesos y Actividades de Operacion SSEE

Item

Relacién de Procesos

Relacion de Actividades

Operacién de Respaldo

Inspeccion de sistemas de proteccion, control y medida
Toma de datos de eventos

Rearme de relés de disparo y bloqueo

Reporte de eventos de equipos y telecomunicaciones.

Cambio de Turno del Personal

Cambio de turnos

Gestion Operativa de Subestacion

Reinicializacién de base de datos del sistema de monitoreo SCC

Entrega de equipos para mantenimiento bajo permiso de trabajo

Verificacion y control de las condiciones de seguridad durante intervenciones
Verificar la ejecucion del mantenimiento operativo y reporte de planillas.

Maniobra de equipos

Maniobras Programadas
Maniobras de emergencias
Operacion del Grupo Electrogeno

Para la atencion de las subestaciones se ha considerado: Las herramientas

de trabajo que requiere el operador, equipos de maniobras y de seguridad,
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infraestructura necesaria para la atencion de la subestaciéon, camioneta
permanente de emergencia para recurrir con prontitud a una urgencia

operativa y/o humana.

Se ha considerado las adquisiciones de dutiles de oficina, elementos

diversos, medicinas y gastos varios.

Por ultimo, se ha considerado el transporte del personal que consiste en el

traslado del personal de operacion y en casos de emergencia.

6.2.3.CDO DE CENTRO DE CONTROL

Estos costos corresponden a las labores de operacion del sistema eléctrico,
de REP, incluyendo la operacion de los equipos de maniobra en estado
normal y emergencia de las subestaciones del Sistema Principal vy
Secundario de Transmision Asimismo, incluye las labores de programacion

y evaluacion de la operacion.

Las actividades de control del sistema estdan a cargo del personal de
operacion de los Centros de Control (Principal y Respaldo) quienes
supervisan y controlan las subestaciones, realizando las coordinaciones de

operacion con el Coordinador Nacional y otras empresas del sector.

El personal de operacion en tiempo real y del mantenimiento del sistema
SCADA esta a cargo del Jefe de Operacion en Tiempo Real. El personal de
programacién y evaluacion de la operacion esta a cargo del Jefe de Analisis
Operativo. Ambos planifican y coordinan las operaciones, con la Gerencia de
Operacidn del Sistema, la Gerencia de Transmision y los Departamentos de

Transmision.

El Centro de Control Principal tiene 3 turnos de 8 horas cada uno a fin de
cubrir el servicio continuo. En cada turno cuenta con la participacion de un
Especialista en Operacion (Ingeniero supervisor de sistemas eléctricos),
quien evalla las condiciones de operacion de la red y coordina con los
demds centros de control. Ademas durante cada turno participan dos

Técnicos de Operacion, que se encargan de la operacion del sistema.
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También cuenta con dos especialistas de hardware y software, para atender

las contingencias del sistema SCADA.

El Centro de Control de Respaldo tiene 3 turnos de 8 horas cada uno a fin
de cubrir el servicio continuo. Sin embargo por cada turno, sélo participan

un Especialista de Operacion.

Para la evaluacion de los Costos Directos de Operacion, se excluyen los
Costos de Gestion (Gerencia de Operacion y Mantenimiento de la empresa
modelo) y los Costos Indirectos de Transmision (Jefaturas de Dpto. de
Operaciéon en Tiempo Real y Jefatura de Dpto. de Analisis Operativo),

conforme la Figura 05.

1 Gerente
1Secretaria | GERENCIA DE OPERACION Y
= MANTENIMIENTO
2 1 Jefe de Dpto.
1 Secrotari | | 1 Jefe de Dpto.
=& | -
£ £ Dpto. de Operacion en Dpto. de Analisis
8 E Tiempo Real Operativo
e ] |
4 [ l I I
o | Centro de Control Principal
e2e J Centro de Control Respaldo Anilisis Pre Operativo Anilisis Post Operativo
09 < Hsrdware y Software
29 | 4 Especialista de Operaciones 3 Especialista de Operaciones 1 Coordinador Pre Operativo 1 Coordinador Post Operativo
© k 7 Operador Centro de Control 4 Especialista Pre Operativo 4 Especialista Post Operativo
2 Especialista HW/SW

Figura 05

Como puede apreciarse para el Proceso de operacion no sélo son necesarios
los centros de control, que dependen del Dpto. de Operacion en tiempo
Real, sino también las areas de Analisis Pre Operativo y Post Operativo, que

dependen del Dpto. de Analisis Operativo.

En el Cuadro N° 6.2-2 se muestra la relacion de procesos y actividades

considerados para la operacion del centro de control.
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6.3.

Cuadro N° 6.2-2: Procesos y Actividades de Operacion CC

ltem Relacion de Procesos Relacion de Actividades
Coordinacion con agentes relacionados
1 Realizar programas de mantenimiento Coordinaciones con el COES

Reuniones de coordinacion

Participacion en pruebas y evaluacion de S\ oy aaiadon on Siio

2 e o Participacion en pruebas
equipo Preparacion de informes
3 Administracion de documentos técnicos Slokisiea de marmmns (nagniticoapel)

Manejo de archivos

Coordinacién de maniobras (normal/emergencia)
Ejecucién de maniobras (programadas/emergencia)
Administracién de ordenes y permisos de trabajo
Coordinaciones operativas

4 Operacién en Tiempo Real Supervision de subestaciones con operador de respaldo
Registro de eventos

Preparacion de informes preliminares de eventos
Preparacion de procedimientos e instrucciones
Seguimiento a normas de seguridad

Supervision de canales de comunicacion
-] Supervision del sistema de telecomunicaciones |Pruebas punto a punto
Solucién de contingencias

Hardware
6 Administrar el sistema scada Software

Interface hombre/maquina
7 Cambio de turnos Cambio de turnos

Estadisticas de la red

Realizar andlisis de fallas

Preparacion de informes
Sustentaciones ante COES y OSINERG

8 Evaluacién y andlisis post-operativos

Informes por la NTCSE
9 Preparacion de informes técnicos Plan de Expansion de la Red
Indicadores operativos de la red de transmision

Administracion de bases de datos de contadores
10 Procesamiento de contadores de energia Recuperacion de datos por teleproceso
Preparacion de informacién para transferencias

COSTOS DE GESTION (CDG)

De acuerdo a la metodologia del procedimiento de OSINERGMIN, los Costos
de Gestion corresponden a los Costos del Personal (Directorio, Gerencia
General, Gerencia de Administracion y Finanzas y la Gerencia de Operacion

y Mantenimiento) y los Costos de Gestién No personales.

6.3.1.COSTOS DE PERSONAL

De acuerdo al procedimiento de OSINERGMIN, primero se determina la
organizacién modelo y luego se asigna los costos de personal asignado a
esta organizacion modelo para la administracion, la operacion vy

mantenimiento del Sistema de Transmision de REP.
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ORGANIZACION DE EMPRESA MODELO

La estructura organica para el presente estudio se establece siguiendo los
criterios sefialados por el OSINERGMIN. Asi, se ha tomado en consideracion
el Organigrama de la Empresa Modelo, bajo la cual se han modelado los
puestos reales. REP califica como una empresa de transmision de Alta
Complejidad, cuya actividad principal es la transmisién de energia eléctrica
y cuenta con un sistema de transmision de gran amplitud geografica y un

numero de subestaciones mayor a 20 instalaciones.
REMUNERACIONES

La remuneraciones utilizadas para la empresa modelo consideran los
criterios senalados por el OSINERGMIN.

ORGANIGRAMA DE LA EMPRESA REAL

El tamafio de la organizacion real de REP se ajusta a las exigencias

establecidas en su contrato de concesion y a la normatividad vigente.
ORGANIGRAMA DE LA EMPRESA MODELO

Considerando el Organigrama de la Empresa Modelo, se ha desarrollado
una estructura organica de una empresa modelo de transmision de Alta
Complejidad. Cabe observar que esta adaptacion de la estructura organica
no es compartida por REP ya que al ser un modelo ideal para cualquier

empresa de transmision, no se ajusta a las necesidades reales.

La aplicacion de la organizacion de la empresa ideal incidird sobre el
desempeiio eficiente para gestionar la empresa, considerando las

responsabilidades que cada 6rgano desempefia en una empresa real.
DIRECTORIO

A fin de disefar los costos del Directorio se ha considerado los gastos
estandar conforme a las premisas del Procedimiento para el calculo del
COyM por el OSINERGMIN.
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Areas consideradas
1 en Costos de Gestion DIRECTORIO

| Personales

El principal gasto a considerar son las dietas y para su determinacion se ha

tomado las premisas que se presentan a continuacion.

Se ha considerado un total de 5 Directores que se sesionan 2 veces por
mes, con una Dieta por sesidon equivalente a la que fija el FONAFE para una
empresa estatal de la misma categoria. En este caso, se ha tomado como

referencia la empresa Electropert S.A.

Para el calculo de los costos de Gestidn Personales, se considera que las
areas que dependen de la Gerencia de Operacion y Mantenimiento no se
incluirdn como parte de estos costos, a diferencia de las areas que
dependen de la Gerencia de Administracion y Finanzas que si estan

incluidas; esto se aprecia en la Figura 06.

GERENCIA GENERAL
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Figura 06

6.3.2.COSTOS NO PERSONALES

De acuerdo al procedimiento, corresponden a los gastos de las
siguientes partidas: suministros diversos, servicios de terceros,
cargas diversas de gestion y tributos, todos determinados de manera

acorde al nimero de personal de la empresa modelo y al nivel de
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ingresos (reales o fictos) que tiene la empresa por concepto

exclusivo de la actividad de transmision eléctrica en el pais.

A) Suministros Diversos

A)

B)

<)

Considera los costos de materiales y suministros de oficina,
muebles y accesorios, licencias de software y otros necesarios

para la Gestion de la empresa modelo de transmision.
Servicios de Terceros

Considera los alquileres de las oficinas administrativas, las
cuales se encuentran en San Isidro — Lima, servicios de agua,
luz, teléfono, Internet, gastos de auditoria, servicios legales y
técnicos, servicios contables, servicios de limpieza y cafeteria, y

otros servicios para la Gestion de la empresa.
Cargas Diversas de Gestion

Comprende los gastos de representacion, gastos de viaje (de los
Directores para asistencia a las Sesiones de Directorio y de la
plana Gerencial de la empresa), suscripciones y otros gastos

para la Gestion de la empresa modelo de transmision.

Tributos

Comprende todos los Tributos y otros como el pago del
Impuesto a las Transferencias Financieras (ITF), inclusive los
aportes al OSINERGMIN, DGE/MEM, COES establecidos por el
Decreto Ley N° 25844.y que tengan incidencia directa o por

asignacion en la empresa modelo de transmision.

De acuerdo a este dispositivo, todas las empresas del subsector
electricidad deben efectuar una aportacion, para solventar los
gastos de los organismos de supervision, reguladores vy
normativos como son; OSINERGMIN y la DGE/MEM, equivalente
al 1% de sus ingresos por ventas de servicios de transmision de

energia eléctrica.
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6.4.

Asimismo, las empresas integrantes del COES deben contribuir a
financiar el presupuesto de este organismo, asi como cubrir el
COyM del servicio de coordinacion en tiempo real que realiza. En
el caso de las empresas de transmision, estos aportes se
calculaban en funcibn también a sus ingresos anuales
provenientes de los conceptos de Peaje por Conexion e Ingreso
Tarifario del SPT, pero debido a la nueva reglamentacién del
COES, ahora es en funcién de todas las lineas del Sistema de
Transmisidn, por lo que el valor del aporte de REP se ha visto
incrementado sustancialmente, en referencia a la regulaciéon

anterior, por ello se anexa el ultimo cuadro de aportes del COES.

COSTOS INDIRECTOS DE TRANSMISION (CIT)

6.4.1.COSTOS DE SEGURIDAD

Conforme al OSINERGMIN, se debe utilizar un Sistema Econdmicamente
Adaptado (SEA) aplicado a las instalaciones de REP, por lo que para fines

del estudio sdlo se consideran 44 subestaciones.

Se considerara que cada subestacion del modelo contarian con un puesto
de vigilancia de 24 horas, con excepcidon de las subestaciones de gran

tamafio en las que se contaria con dos puestos de vigilancia de 24 horas.

6.4.2.COSTOS DE SEGUROS

Se ha seguido la misma metodologia aplicada por OSINERGMIN, para la
determinacion de los costos de seguros de REP, la cual considera una péliza
Multiriesgo para la infraestructura correspondiente a las instalaciones del
Contrato de Concesidon, por lo cual se ha procedido a incluir las

instalaciones de las Ampliaciones

Adicionalmente a la pdliza Multiriesgo, REP cuenta con pdlizas de seguros
que otorgan adecuada cobertura a todos aquellos riesgos derivados de sus
operaciones, tanto a los de su patrimonio como a los de su personal

contratado; asi mismo a aquellos dafios materiales o personales que REP
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pudiera ocasionar a terceros durante la ejecucion de dichas operaciones.

Entre

las principales podemos nombrar las siguientes: Pédliza de

Responsabilidad Civil, Deshonestidad y Vehiculos.

6.4.3.COSTOS ADMINISTRATIVOS DE TRANSMISION

A) Costos Personales

Este costo considera los puestos y nimero de personal necesarios
para efectuar la gestion de transmision. El nUmero de supervisores
esta relacionado con las actividades directas de operacion vy
mantenimiento. Las remuneraciones del personal se determinan
bajo las premisas del OSINERGMIN.

Este rubro esta conformado por las jefaturas de las areas de
operacion y mantenimiento y su soporte administrativo. Por ejemplo
en cada uno de los 4 Departamentos de Transmisidon existentes, se
cuenta ademas con una subsede, que se considera un Jefe de
Departamento, una Secretaria, un Analista administrativo DT y un

Auxiliar de Almaceén.

B) Costos de Gestion No Personales:

De acuerdo al procedimiento, los costos no personales corresponden
a los gastos de las siguientes partidas: suministros diversos,
servicios de terceros, cargas diversas de gestion y tributos, todos
determinados de manera acorde al numero de personal de la

empresa modelo.
C) Suministros Diversos
Considera los costos de materiales y suministros de oficina y otros

necesarios para el desarrollo directo de la actividad de transmision

de la empresa modelo.

6-38



D) Servicios de Terceros

Considera los servicios de agua, electricidad para SSAA de las
subestaciones, teléfono, envio de datos, Internet, servicios técnicos,
servicios de limpieza y otros servicios requeridos para el desarrollo

directo de la actividad de transmision de la empresa modelo.

E) Cargas Diversas de Gestion

Comprende los gastos de viaje y otros gastos requeridos para el
desarrollo directo de la actividad de transmision de la empresa
modelo.

F) Tributos

Comprende todas las licencias municipales necesarias para el

mantenimiento del sistema de transmision de la empresa modelo

contratado.

6.5. RESULTADOS

En resumen del COyM de la empresa modelo del Sistema de Transmision de
REP se aprecia en el Cuadro N© 6.5-1.

Cuadro N° 6.5-1: Resumen del Costo de Operacion y Mantenimiento (US$)

TIPO DE SISTEMA TOTAL
PRINCIPAL SECUNDARIO
OPERACION 259,378 1,687,959 1,947,337
Operacién CC 41,723 243,885 285,609
Operacion de Subestaciones 217,655 1,444,074 1,661,729
MANTENIMIENTO 1,487,977 5,696,465 7,184,443|
Lineas de Transmision 1,063,545 3,344,163 4,407,708
Subestaciones 358,494 1,966,875 2,325,370
Mantenimiento CC Y TEL 65,938 385,427 451,365
GESTION 2,282,602 13,391,069 15,673,671
Personal 1,064,421 6,221,628 7,286,049
No Personales 1,218,181 7,169,441 8,387,622
Costos No Personales sin Seguros 879,496 5,140,890 6,020,386{
SEGUROS 338,685 2,028,551 2,367,236
SEGURIDAD 203,895 1,110,170 1,314,065
COSTOS INICIALES
Sub Total COyM 4,233,853 21,885,664 26,119,517
VNR 123,056,003 737,042,536 860,098,539
[COoyM/VNR | 3.44%| 2.97%] 3.04%)
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