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JUNTA DIRECTIVA

) RESOLUCION RE-0076-JD-2023
ESCAZU, A LAS DIECIOCHO HORAS Y ONCE MINUTOS DEL CUATRO DE
MAYO DE DOS MIL VEINTITRES

METODOLOGIA TARIFARIA DERIVADA DE LA LEY N.° 10086 REFERENTE A:
A) FIJACION DE LOS CARGOS DE INTERCONEXION A LAS REDES DE
DISTRIBUCION  APLICABLE A LOS RECURSOS ENERGETICOS
DISTRIBUIDOS, B) TARIFA DE ACCESO A LAS REDES DE DISTRIBUCION
POR PARTE DEL GENERADOR DISTRIBUIDO, C) COMPRA-VENTA DE
EXCEDENTES Y RECONOCIMIENTO ECONOMICO ENTRE EMPRESAS
DISTRIBUIDORAS, ASI COMO POR PARTE DE LOS GENERADORES
DISTRIBUIDOS A LA EMPRESA DISTRIBUIDORA, D) RECONOCIMIENTO DE
LOS COSTOS, RENTABILIDAD, INVERSIONES Y CANON EN QUE INCURREN
LAS EMPRESAS DISTRIBUIDORAS PARA LA INTEGRACION DE RECURSOS
ENERGETICOS DISTRIBUIDOS AL SEN (TARIFA T-DER)

EXPEDIENTE IRM-006-2022

RESULTANDO:

Que el 15 de abril de 2011, mediante la directriz N.°© 14-MINAET, publicado en
el Alcance Digital N.° 22 de La Gaceta N.° 74, la Presidencia de la Republica y
el Ministerio de Ambiente, Energia y Telecomunicaciones (MINAET) emiten la
directriz “Dirigida a los integrantes del subsector electricidad para incentivar el
desarrollo de sistemas de generacion de electricidad con fuentes renovables de
energia en pequefia escala para el autoconsumo”.

Que el 31 de marzo de 2014, la Junta Directiva de la Autoridad Reguladora de
los Servicios Publicos (Aresep), mediante el acuerdo 01-19-2014 de la sesién
ordinaria 19-2014, celebrada el 31 de marzo de 2014, dict6é la Norma técnica
para la Planeacion, Operacion y Acceso, al Sistema Eléctrico Nacional (AR-NT-
POASEN), publicada en el Alcance N°12 a La Gaceta N.° 69 del 8 de abril de
2014.

Que el 12 de febrero de 2015, la Junta Directiva mediante la resolucion RJD-
018-2015, aprobd la “Metodologia para fijar el precio de liquidacion de energia
entregada al Sistema Eléctrico Nacional (SEN), por parte de los micro y mini
generadores adscritos a la Norma POASEN”. Dicha metodologia, fue publicada
en La Gaceta N° 43, del 3 de marzo de 2015.



VI.

VII.

VIII.

XI.

Que el 26 de febrero de 2015, la Junta Directiva mediante la resolucién 021-
RJD-2015, aprobo la “Metodologia de fijacién del precio o cargo por acceso a
las redes de distribucion de generadores a pequefia escala para autoconsumo
que se integren al Sistema Eléctrico Nacional (SEN) con fundamento en la norma
AR-NT-POASEN”. Dicha metodologia, fue publicada en el Alcance Digital N°14
a La Gaceta N.° 46, del 6 de marzo del 2015.

Que el 26 de febrero de 2015, la Junta Directiva mediante la resolucién RJD-
022-RJD-2015, aprobo la “Metodologia de fijacién del precio o cargo basico por
interconexién de generadores a pequefia escala para autoconsumo, con el
sistema eléctrico Nacional (SEN) con fundamento en la norma AR-NT-
POASEN". Dicha metodologia, fue publicada en el Alcance Digital N° 14 a La
Gaceta N.° 46, del 6 de marzo del 2015.

Que el 12 de mayo de 2015, la Intendencia de Energia (IE) mediante la
resolucién RIE-054-2015, fijé los precios de liquidacion de la energia entregada
al SEN, por parte de las empresas distribuidoras para el afio 2015. (Expediente
ET-022-2015)

Que el 15 de mayo de 2015, el ministro de Ambiente y Energia, mediante el
oficio N° DM-552-2015, realizdé consulta a la Procuraduria General de la
Republica (PGR) sobre el tema de generacién distribuida para autoconsumo.
Esta consulta fue ampliada mediante oficio N° DM-489-2015, del 1 de junio de
2015.

Que el 29 de mayo de 2015, la IE mediante la resolucién RIE-058-2015, resolvié
fijar las tarifas por concepto de acceso a la red de distribucién de generadores a
pequefia escala para autoconsumo, que se integren a la Sistema Eléctrico
Nacional (SEN). (Expediente ET-023-2015)

Que el 29 de mayo de 2015, la IE mediante la resolucion RIE-059-2015, resolvié
fijar los cargos por interconexién para generadores a pequefia escala para
autoconsumo que se integren a la Sistema Eléctrico Nacional, (SEN) aplicable a
todas las empresas distribuidoras segun el tipo de medidor. (Expediente ET-024-
2015)

Que el 4 de junio de 2015, la Junta Directiva mediante el acuerdo 04-24-2015 de
la sesion 24-2015, realiz6 una modificacion de la normativa técnica para la
Planeaciéon, Operacién y Acceso, al Sistema Eléctrico Nacional (AR-NT-
POASEN).

Que el 25 de junio de 2015, la PGR mediante el dictamen C-165-2015, brindd
su criterio en relacion con la generacion distribuida su regulacion y necesidad de
concesion, ante la consulta realizada por el Ministerio de Ambiente y Energia en
el oficio N° DM-552-2015 del 15 de mayo de 2015.
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Que el 8 de octubre de 2015, la Presidencia de la Republica y el Ministerio de
Ambiente y Energia (MINAE), mediante el Decreto N° 39220-MINAE, publicado
en La Gaceta N.° 186 del 8 de octubre de 2015, decretaron el “Reglamento
Generacion Distribuida para Autoconsumo con Fuentes Renovables Modelo de
Contratacion Medicion Neta Sencilla”.

Que el 15 de octubre de 2015, se publico en La Gaceta N° 200 el Decreto
Ejecutivo N° 39219-MINAE, el cual declar6 de interés publico y con rango de
Politica Publica Sectorial, la ejecucion de las acciones establecidas en el “VII
Plan Nacional de Energia 2015-2030".

Que el 18 de febrero de 2016, la Junta Directiva mediante la resolucion RJD-

30-2016 publicada en La Gaceta N.° 69 del 23 de febrero de 2016, aprobd los
ajustes a las normas técnicas y metodologias tarifarias aplicables a la
generacion distribuida para autoconsumo, incluyendo la aprobacion de la
“Metodologia de fijacion para la tarifa de acceso a las redes de distribucion por
parte del productor-consumidor” y la derogacién de la resolucién RJD-021-2015,
correspondiente a la “Metodologia de Fijacion del Precio o Cargo por Acceso a
las Redes de Distribucion de Generadores a Pequefia Escala para Autoconsumo
que se integren al Sistema Eléctrico Nacional (SEN), con fundamento en la
norma AR-NT-POASEN".

Que el 18 de marzo de 2016, la IE mediante la resolucion RIE-036-2016,
publicada en el Alcance Digital N.° 46 de La Gaceta N.° 61 del 30 de marzo de
2016, aplic6 por primera vez la “Metodologia Fijacion de tarifa de acceso a las

Jn

redes de distribucion por parte del productor-consumidor™.

Que el 19 de noviembre de 2018, el Regulador General mediante el oficio
OF-1028-RG-2018, solicito la integracion de la fuerza de tarea para el andlisis
del marco regulatorio aplicable a generacion distribuida e identificacion
de oportunidades de mejora.

Que el 16 de enero de 2019, la Direccion General Centro de Desarrollo de la
Regulacion (DGCDR) mediante el oficio OF-0014-CDR-2019, solicité la apertura
de expediente (PIRM) para tramite del “Analisis de oportunidades de mejora
regulatoria relacionados con los recursos distribuidos”, el numero de expediente
asignado para uso interno es PIRM-001-2019. (Folio 1, expediente
PIRM-001-2019)

Que el 8 de febrero de 2019, la DGCDR mediante el oficio OF-0040-CDR-2019,
solicité a las empresas distribuidoras la informacion de fechas de contrato de los
generadores distribuidos. (Folio 55, expediente PIRM-001-2019)

Que el 11 de febrero de 2019, el Regulador General mediante el oficio OF-0110-
RG-2019, solicitd una propuesta que se centre en la identificacion de
oportunidades de mejora del marco legal y regulatorio aplicable a generacion
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distribuida, y proponer las modificaciones que se consideren necesarias para la
apropiada integracion de los recursos distribuidos al SEN. (Folio 45, expediente
PIRM-001-2019)

Que el 1 de marzo de 2019, la DGCDR mediante el oficio OF-0085-CDR-2019,
nombro la fuerza de tarea encargada de desarrollar la propuesta solicitada por
el Regulador General, mediante el oficio OF-0110-RG-2019. (Folio 44,
expediente PIRM-001-2019)

Que el 20 de mayo de 2019, la DGCDR mediante el oficio OF-0243-CDR-2019,
inicié el proceso de tramite para la contratacion numero de procedimiento
2019LA-000011-0008300001, con el fin de determinar los criterios técnicos y
posibles métodos de calculo para definir los cargos por acceso y disponibilidad
del abonado-productor a la red de distribucion y los limites para la integracion de
la generacion distribuida al sistema eléctrico nacional.

Que el 24 de mayo de 2019, la DGCDR mediante el oficio OF-0262-CDR-2019,
remitié la respuesta al oficio OF-0110-RG-2019, en este documento se adjunta
un informe con un conjunto de propuestas concretas en temas especificos del
guehacer regulatorio. (Folio 75, expediente PIRM-001-2019)

Que el 22 de julio de 2019, la Contraloria General de la Republica (CGR)
mediante el oficio DFOE-AE-0344, remitié el Informe N° DFOE-AE-IF-00008-
2019, Auditoria operativa coordinada sobre energias renovables en el sector
eléctrico. En el cual se indica “A ROBERTO JIMENEZ GOMEZ EN SU CALIDAD
DE REGULADOR GENERAL DE LA AUTORIDAD REGULADORA DE LOS
SERVICIOS PUBLICOS O A QUIEN EN SU LUGAR OCUPE EL CARGO 4.8.
Desarrollar una solucion integral que asegure la correcta asignacion de los
costos, de acuerdo con los diferentes usos y requerimientos que tienen los
usuarios del servicio eléctrico, en las tarifas de uso de la red para la generacion
distribuida, de conformidad con los articulos 5y 31 de laLey N° 7593y el 39
del Decreto Ejecutivo N° 39220-MINAE. Remitir a la Contraloria General un
informe de avance cada seis meses iniciando el 30 de enero de 2020 y la
resolucién en la que se apruebe la solucion integral, a mas tardar el 31 de julio
de 2022.” (Folios 13-40, expediente OT-695-2019)

Que el 2 de marzo de 2020, mediante el oficio OF-0072-CDR-2020, se remitio al
equipo consultor de la Universidad Pontificia Comillas, la orden de inicio de
ejecucion de la contratacion 2019LA-000011-0008300001, cuyo principal
objetivo consiste en determinar los criterios técnicos y posibles métodos de
calculo para definir los cargos por acceso y disponibilidad del abonado-productor
a la red de distribucion. (Folio 415, expediente PIRM-005-2021)
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Que el 18 de setiembre de 2020, mediante el entregable N° 10, el Instituto de
Investigacion Tecnoldgica de la Universidad Pontificia Comillas, de Espafia,
consultores a cargo de la contratacion 2019LA-000011-0008300001, entregé el
informe final del estudio realizado. (Folios 416-683, expediente PIRM-005-2021)

Que el 2 de noviembre de 2020, la DGCDR mediante el oficio OF-0615-CDR-
2020, propuso al Regulador General la integracion de la fuerza de tarea para
atender las recomendaciones de la CGR sefaladas en el oficio DFOE-AE-IF-
00008-2019, sobre la auditoria de energias renovables en el sector eléctrico
(generacidn distribuida) y atencion de posibles cambios en la regulacién de esta
actividad. (Folios 412-413, expediente PIRM-005-2021)

Que el 10 de noviembre de 2020, el Regulador General mediante el Memorando
ME-1704-RG-2020 aprobd la conformacion de la fuerza de tarea, segun los
oficios OF-594-CDR-2020, OF-595-CDR-2020 y OF-615-CDR-2020 (Folio 46,
expediente PIRM-005-2021)

Que el 13 de enero de 2021, el Regulador General mediante el oficio OF-0021-
RG-2021, dirigido a las empresas distribuidoras de electricidad, solicitd
informacion necesaria para el desarrollo de las metodologias. (Folios 47-49,
expediente PIRM-005-2021)

Que el 14 de enero de 2021, la Junta Administradora del Servicio Eléctrico de
Cartago (JASEC), mediante los oficios GG-035-2021 y OPER-060-2021, remitié
la informacidén solicitada en el oficio OF-0021-RG-2021. (Folios 50-51,
expediente PIRM-005-2021)

Que el 25 de enero de 2021, la Cooperativa de Electrificacion Rural de
Guanacaste R.L. (Coopeguanacaste) mediante el oficio COOPEGTE GGZ26,
remitio respuesta sobre la informacién solicitada en el oficio OF-0021-RG-2021.
(Folios 55-56, expediente PIRM-005-2021)

Que el 26 de enero de 2021, el Instituto Costarricense de Electricidad (ICE)
mediante el oficio 1001-11-2021, remitio la informacién solicitada en el oficio OF-
0021-RG-2021. (Folios 57-59, expediente PIRM-005-2021)

Que el 27 de enero de 2021, la Cooperativa de Electrificacion Rural de Los
Santos (Coopesantos) mediante el oficio CSGG-015-2021, remitio la informacién
solicitada en el oficio OF-0021-RG-2021. (Folios 60-61, expediente PIRM-005-
2021)

Que el 27 de enero de 2021, la Empresa de Servicios Publicos de Heredia
(ESPH), mediante el oficio GD-ESPH/GER-049-2021, remitid la informacion
solicitada en el oficio OF-0021-RG-2021. (Folio 62, expediente PIRM-005-2021)
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Que el 27 de enero de 2021, la Comparfia Nacional de Fuerza y Luz (CNFL)
mediante el oficio 2001-0097-2021, remitié la informacion solicitada en el oficio
OF-0021-RG-2021. (Folios 63-65 expediente PIRM-005-2021)

Que el 11 de febrero de 2021, la Cooperativa de Electrificacion Rural de San
Carlos (Coopelesca), mediante el oficio GG-044-2021, remitié la informacién
solicitada en el oficio OF-0021-RG-2021. (Folios 66-68, expediente PIRM-005-
2021)

Que el 12 de febrero de 2021, la Cooperativa de Electrificacion Rural de Alfaro
Ruiz (Coopealfaroruiz) mediante el oficio GG-008-2021, remitid la informacion
solicitada en el oficio OF-0021-RG-2021. (Folios 69-70, expediente PIRM-005-
2021)

Que el 20 de abril de 2021, la DGCDR mediante el oficio OF-0099-CDR-2021,
dirigido a Coopealfaroruiz, solicitdé informacion especifica para obtener las
curvas de carga de los abonados que poseen generacion distribuida. (Folios 6-
7, expediente PIRM-005-2021)

Que el 20 de abril de 2021, la DGCDR mediante el oficio OF-0100-CDR-2021,
dirigido a Coopelesca, solicité informacidn especifica para obtener las curvas de
carga de los abonados que poseen generacion distribuida. (Folios 3-4,
expediente PIRM-005-2021)

Que el 20 de abril de 2021, la DGCDR mediante el oficio OF-0101-CDR-2021,
dirigido a Coopesantos, solicité informacion especifica, para obtener las curvas
de carga de los abonados que poseen generacion distribuida. (Folios 9 -10,
expediente PIRM-005-2021)

Que el 20 de abril de 2021, la DGCDR mediante el oficio OF-0102-CDR-2021,
dirigido a la ESPH, solicitdé informacion especifica para obtener las curvas de
carga de los abonados que poseen generacion distribuida. (Folios 12-13,
expediente PIRM-005-2021)

Que el 26 de abril de 2021, la DGCDR mediante el oficio OF-0113-CDR-2021,
dirigido a Coopeguanacaste, solicité informacion especifica para obtener las
curvas de carga de los abonados que poseen generacion distribuida. (Folios 15-
16, expediente PIRM-005-2021)

Que el 26 de abril de 2021, la DGCDR mediante el oficio OF-0116-CDR-2021,
dirigido a la JASEC, solicité informacién especifica para obtener las curvas de
carga de los abonados que poseen generacion distribuida. (Folios 18-19,
expediente PIRM-005-2021)

Que el 27 de abril de 2021, la DGCDR mediante el oficio OF-0117-CDR-2021,
dirigido al ICE, solicité informacion especifica para obtener las curvas de carga
de los abonados que poseen generacion distribuida. (Folios 21-22, expediente
PIRM-005-2021)
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Que el 30 de abril de 2021, la DGCDR mediante el oficio OF-0120-CDR-2021,
dirigido a la CNFL, solicitd informacion especifica para obtener las curvas de
carga de los abonados que poseen generacion distribuida. (Folios 24-25,
expediente PIRM-005-2021)

Que el 13 de mayo de 2021, la DGCDR mediante el oficio OF-0131-CDR-2021,
informo al Regulador General sobre confirmacion y ajuste de fuerzas de trabajo,
proponiendo como integrantes de la “Metodologia tarifaria para peajes de
distribucion y generacién distribuida” a Tony Méndez Parrales como
coordinador, y en calidad de integrantes a: Ariel Solérzano Gutiérrez, Edwin
Canessa Aguilar, Edgar Cubero Castro, Edwin Espinoza Mekbel, Alvaro
Barrantes Chaves, Allan Quesada Rojas y Luis Miguel Alfaro Paniagua. (Folios
71-78, expediente PIRM-005-2021)

Que el 17 de mayo de 2021, el Regulador General mediante el oficio OF-0302-
RG-2021, otorgo visto bueno a la integracion de las fuerzas de tarea de acuerdo
con el detalle del oficio OF-0131-CDR-2021. (Folio 79, expediente PIRM-005-
2021)

Que el 21 de mayo de 2021, el ICE mediante el oficio 5500-0755-2021, remitié
la informacién de curvas de carga de usuarios con generacion distribuida
correspondiente al mes de abril. (Folio 80, expediente PIRM-005-2021)

Que el 25 de mayo de 2021, Coopealfaroruiz mediante el oficio
COOPEALFARO-GG026-2021, remitié la informacién de curvas de carga de
usuarios con generacion distribuida correspondiente al mes de abril de 2021.
(Folio 81, expediente PIRM-005-2021)

Que el 20 de agosto de 2021, mediante el informe IN-0023-CDR-2021, se remitié
al director de la DGCDR el informe preliminar de la propuesta conceptual de
“Metodologia tarifaria de fijacién para la tarifa de acceso e interconexion a las
redes de distribucion por parte del productor-consumidor”, de acuerdo con el
procedimiento vigente para desarrollar y modificar modelos tarifarios y
reglamentos técnicos DR-PO-03. (Folio 84, expediente PIRM-005-2021)

Que el 23 de agosto de 2021, mediante el oficio OF-0215-CDR-2021, se remitio
a la IE el informe preliminar de la propuesta conceptual de “Metodologia tarifaria
de fijacion para la tarifa de acceso e interconexion a las redes de distribucion por
parte del productor-consumidor” y se convocO al equipo técnico de dicha
Intendencia, a la sesion de andlisis el 24 de agosto de 2021. (Folio 83,
expediente PIRM-005-2021)
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Que el 24 de agosto de 2021, la DGCDR mediante el oficio OF-0217-CDR-2021,
solicitd a las empresas distribuidoras informacion de costos de interconexion
para generadores distribuidos. (Folio 97, expediente PIRM-004-2021)

Que el 15 de setiembre de 2021, mediante el oficio OF-0693-IE-2021, la IE
remitié a la fuerza de tarea las observaciones al informe IN-0023-CDR-2021
Informe preliminar de la propuesta conceptual de “Metodologia tarifaria de
fijacion para la tarifa de acceso e interconexion a las redes de distribucion por
parte del generador distribuido”. (Folio 210, expediente PIRM-005-2021)

Que el 17 de setiembre de 2021, la Empresa de Servicios Publicos de Heredia
S.A. (ESPH) mediante correo electronico, remitio la informacion solicitada en el
oficio OF-0217-CDR-2021. (Folio 225, expediente PIRM-004-2021)

Que el 17 de setiembre de 2021, el Instituto Costarricense de Electricidad (ICE),
mediante el oficio 0510-989-2021, remitio la informacion solicitada en el oficio
OF-0217-CDR-2021. (Folio 108, expediente PIRM-004-2021)

Que el 20 de setiembre de 2021, la Cooperativa de Electrificacion Rural de
Guanacaste (Coopeguanacaste), mediante el oficio COOPEGTE GG255, remitié
respuesta sobre la informacion solicitada en el oficio OF-0217-CDR-2021. (Folio
111, expediente PIRM-004-2021)

Que el 23 de setiembre de 2021, la Cooperativa de Electrificacion Rural de Los
Santos (Coopesantos) mediante el oficio CSGG-255-09-2021, remitidé la
informacion solicitada en el oficio OF-0217-CDR-2021. (Folio 112, expediente
PIRM-004-2021)

Que el 29 de setiembre de 2021, la Junta Administrativa del Servicio Eléctrico
de Cartago (JASEC), mediante el oficio OPER-213-2021, remitié la informacién
solicitada en el oficio OF-0217-CDR-2021. (Folios 219, expediente PIRM-004-
2021)

Que el 30 de setiembre de 2021, la Compafia Nacional de Fuerzay Luz (CNFL)
mediante el oficio 2001-1067-2021, remiti6 la informacion solicitada con el oficio
en el oficio OF-0217-CDR-2021. (Folio 113, expediente PIRM-004-2021)

Que el 15 de octubre de 2021, en el Alcance N.° 209 a La Gaceta N.° 199, se
publicé la resolucion RE-0206-JD-2021 del 5 de octubre de 2021, mediante la
cual la Junta Directiva de Aresep aprob¢ la “Politica Regulatoria de la Autoridad
Reguladora de los Servicios Publicos”, la cualse basa en 5 pilares
fundamentales: (a) regulacién con enfoque de derechos; (b) regulacion para la
calidad de los servicios publicos; (c) regulacion que promueva la eficiencia; (d)
regulacion con proposito; (e) regulacion comprometida con el desarrollo
sostenible; y (f) regulacion independiente y coordinada con el entorno.
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Que el 19 de octubre de 2021, la Cooperativa de Electrificacion Rural de San
Carlos (Coopelesca), mediante el oficio Coopelesca-GG-572-2021, remitid la
informacion solicitada en el oficio OF-0217-CDR-2021. (Folios 220, expediente
PIRM-004-2021)

Que el 22 de octubre de 2021, la DGCDR mediante el oficio OF-0287-CDR-2021,
solicité a las empresas distribuidoras ampliacion de informacion de los costos de
interconexion para generadores distribuidos. (Folio 116, expediente PIRM-004-
2021)

Que el 1 de noviembre de 2021, JASEC mediante el oficio OPER-255-2021,
remitié la informacion solicitada en el oficio OF-0287-CDR-2021. (Folios 116 a
118, expediente PIRM-004-2021)

Que el 5 de noviembre de 2021, la Cooperativa de Electrificacion Rural de Alfaro
Ruiz (Coopealfaroruiz) mediante el oficio COOPEALFARORUIZ-GG0075-2021,
remitio la informacién solicitada en el oficio OF-0217-CDR-2021. (Folios 226,
expediente PIRM-004-2021)

Que el 5 de noviembre de 2021, el ICE mediante el oficio 0510-1236-2021,
remitié la informacién solicitada en el oficio OF-0287-CDR-2021. (Folios 221,
expediente PIRM-004-2021)

Que el 5 de noviembre de 2021, Coopesantos mediante el oficio CSGG-290-11-
2021, remitio la informacioén solicitada en el oficio OF-0287-CDR-2021. (Folios
222, expediente PIRM-004-2021)

Que el 5 de noviembre de 2021, la CNFL mediante el oficio 2001-1277-2021,
remitié la informacién solicitada en el oficio OF-0287-CDR-2021. (Folios 223,
expediente PIRM-004-2021)

Que el 8 de noviembre de 2021, Coopeguanacaste mediante el oficio
COOPEGTE GG310, remitié respuesta sobre la informacién solicitada en el
oficio OF-0287-CDR-2021. (Folios 224, expediente PIRM-004-2021)

Que el 10 de noviembre de 2021, Coopelesca, mediante el oficio Coopelesca-
GG-618-2021, remiti6 la informacién solicitada en el oficio OF-0287-CDR-2021.
(Folios 120, expediente PIRM-004-2021)

Que el 11 de noviembre de 2021, la ESPH, mediante el oficio GER-727-2021,
remitié la informacion solicitada en el oficio OF-0287-CDR-2021. (Folios 229,
expediente PIRM-004-2021)

Que el 07 de diciembre de 2021, el Regulador General mediante el oficio OF-
0913-RG-2021, remite el detalle de confirmacion y ajuste de la Fuerza de tarea
encargado de desarrollar los instrumentos regulatorios requeridos a la luz del
proyecto Ley N.° 22009. (Folio 11, expediente PIRM-006-2022)
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Que el 7 de enero de 2022, fue publicada en el Alcance Digital N°3 a la Gaceta
N° 3 la Ley N°. 10086 “Promocion y regulacion de recursos energeéticos
distribuidos a partir de fuentes renovables”.

Que el 3 de febrero de 2022, mediante el oficio OF-0019-CDR-2022, el director
general del CDR, remitié al Regulador General para su valoracion y aprobacion
el informe técnico IN-0003-CDR-2022, con la propuesta conceptual de la
“Metodologia tarifaria de fijacion para la tarifa de acceso e interconexion a las
redes de distribucion por parte del generador distribuido”. (Folio 213, expediente
PIRM-005-2021)

Que el 7 de marzo de 2022, mediante el oficio OF-0139-RG-2022 el Regulador
General dio el aval a la propuesta conceptual de “Metodologia tarifaria de fijacién
para la tarifa de acceso e interconexién a las redes de distribucion por parte del
generador distribuido”. (Folios 217, expediente PIRM-004-2021 y folio 304
expediente PIRM-005-2021)

Que el 10 de marzo de 2022, mediante el oficio OF-0057-CDR-2022 la DGCDR
remitié a la Direccion General de Atencion al Usuario (DGAU) y a la IE el informe
IN-0012-CDR-2022 Informe técnico de “Metodologia tarifaria de fijacion para la
tarifa de acceso a las redes de distribucion por parte del generador distribuido”,
para la respectiva valoracion y observaciones. (Folios 105 al 107, expediente
PIRM-005-2021)

Que el 16 de marzo de 2022, mediante el oficio OF-0523-DGAU-2022, la DGAU
remitio las observaciones del Informe técnico de “Metodologia tarifaria de fijacion
para la tarifa de acceso a las redes de distribucién por parte del generador
distribuido”. (Folio 306, expediente PIRM-005-2021)

Que el 3 de mayo de 2022, mediante correo electronico, la IE remitié las
observaciones del Informe técnico de la “Metodologia tarifaria de fijacion para la
tarifa de acceso a las redes de distribucion por parte del generador distribuido”.
(Folio 209, expediente PIRM-005-2021)

Que el 01 de junio de 2022, mediante el oficio OF-0178-CDR-2022, se remiti6 a
la IE el informe preliminar de la propuesta conceptual de “Metodologia tarifaria
de compra-venta de excedentes y reconocimiento econémico entre empresas
distribuidoras, asi como por parte de los generadores distribuidos a la empresa
distribuidora”. (Folios 5 al 06, expediente PIRM-005-2022)

Que el 14 de junio de 2022, mediante el acuerdo 06-36-2022, del acta de la
sesién ordinaria 36-2022, ratificada el 21 de junio de 2022, la Junta Directiva
resolvio, por unanimidad de los votos de las personas miembros presentes:
“Ordenar a la Administracion, que someta al procedimiento de audiencia publica
previsto en el articulo 36 de la Ley 7593, la Propuesta de “Metodologia tarifaria
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de fijacion para la tarifa de acceso a las redes de distribucidon por parte del
generador distribuido(...)”, remitida por la DGCDR, mediante el oficio OF-179-
CDR-2022, del 6 de junio 2022.

Que el 17 de junio de 2022, la IE mediante correo electronico remitié a la fuerza
de tarea las observaciones al informe IN-0029-CDR-2022 Informe preliminar de
la propuesta conceptual de “Metodologia tarifaria de compra-venta de
excedentes y reconocimiento econdémico entre empresas distribuidoras, asi
como por parte de los generadores distribuidos a la empresa distribuidora”. (Folio
4, expediente PIRM-005-2022)

Que el 24 de junio de 2022, la Secretaria de Junta Directiva, mediante el oficio
OF-0448-SJD-2022 le comunicé, al DGCDR, DGAU y Departamento de Gestion
Documental (DGD), el acuerdo 06-36-2022 a fin de que se realizara la
convocatoria de una audiencia publica, para someter la propuesta ajustada de
la “Metodologia tarifaria de fijacion para la tarifa de acceso a las redes de
distribucion por parte del generador distribuido”. (Folios del 2 al 105 del
expediente IRM-004-2022)

Que el 29 de junio de 2022, mediante el oficio OF-0208-CDR-2022, el director
general del CDR, remitio a la Reguladora General Adjunta para su valoracion y
aprobacion el informe técnico IN-0037-CDR-2022 con la propuesta conceptual
de la “Metodologia tarifaria de compra-venta de excedentes y reconocimiento
econdmico entre empresas distribuidoras, asi como por parte de los generadores
distribuidos a la empresa distribuidora”. (Folio 99, expediente PIRM-005-2022)

Que el 29 de junio de 2022, mediante el oficio OF-0328-RGA-2022 la Reguladora
General Adjunta dio el aval a la propuesta conceptual de la “Metodologia tarifaria
de compra-venta de excedentes y reconocimiento econémico entre empresas
distribuidoras, asi como por parte de los generadores distribuidos a la empresa
distribuidora”. (Folio 486, expediente PIRM-005-2022)

Que el 30 de junio de 2022, mediante el oficio OF-0211-CDR-2022, la DGCDR
remitio a la Reguladora General Adjunta, en su condicién de presidente de la
Junta Directiva, el Informe Final IN-0038-CDR-2022 de la Propuesta de la
“Metodologia tarifaria para la fijacion de los cargos de interconexion a las redes
de distribucion aplicable a los recursos energéticos distribuidos”, junto con sus
anexos, y el proyecto de resolucion de la Junta Directiva correspondiente, para

su respectivo tramite. (Folio 278, expediente PIRM-004-2021)

Que el 30 de junio de 2022, mediante el oficio OF-0331-RGA-2022, la
Reguladora General Adjunta remitio a la Junta Directiva el oficio OF-0211-CDR-
2022 y sus anexos, para conocimiento de la Propuesta de “Metodologia tarifaria
para la fijacion de los cargos de interconexion a las redes de distribucion
aplicable a los recursos energéticos distribuidos”. (Folio 4, expediente IRM-006-
2022)
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Que el 7 de julio de 2022, mediante el oficio OF-0221-CDR-2022 la DGCDR
remitié a la DGAU y a la IE el informe IN-0039-CDR-2022 Informe técnico de la
“Metodologia tarifaria de compra-venta de excedentes y reconocimiento
econdémico entre empresas distribuidoras, asi como por parte de los generadores
distribuidos a la empresa distribuidora” para la respectiva valoracion y
observaciones. (Folios 414 al 416, expediente PIRM-005-2022)

Que el 14 de julio de 2022, se realiz6 la sesién explicativa de la propuesta de
“Metodologia tarifaria de fijacion para la tarifa de acceso a las redes de
distribucion por parte del generador distribuido”.

Que el 15 de julio de 2022, mediante el oficio OF-1463-DGAU-2022 la DGAU
remitio las observaciones del Informe técnico de la “Metodologia tarifaria de
compra-venta de excedentes y reconocimiento econdmico entre empresas
distribuidoras, asi como por parte de los generadores distribuidos a la empresa
distribuidora”. (Folios 488 al 491, expediente PIRM-005-2022)

Que el 15 de julio de 2022, mediante correo electronico la IE remitio las
observaciones del Informe técnico de “Metodologia tarifaria de compra-venta de
excedentes y reconocimiento econdémico entre empresas distribuidoras, asi
como por parte de los generadores distribuidos a la empresa distribuidora”. (Folio
333, expediente PIRM-005-2022)

Que el 05 de agosto de 2022, mediante el oficio OF-0256-CDR-2022, la DGCDR
remitié a la Reguladora General Adjunta, en su condicién de presidente de la
Junta Directiva, el IN-0041-CDR-2022 con el Informe final de la Propuesta de
“‘Metodologia tarifaria de compra-venta de excedentes y reconocimiento
econdémico entre empresas distribuidoras, asi como por parte de los generadores
distribuidos a la empresa distribuidora”, junto con sus anexos, y el proyecto de
resolucién de la Junta Directiva correspondiente, para su respectivo tramite.
(Folio 260, expediente PIRM-005-2022)

Que el 05 de agosto de 2022, mediante el oficio OF-0556-RGA-2022, la
Reguladora General Adjunta remitio a la Junta Directiva el oficio OF-0256-CDR-
2022 y sus anexos, , para su conocimiento, respecto a la propuesta de la
“‘Metodologia tarifaria de compra-venta de excedentes y reconocimiento
econdmico entre empresas distribuidoras, asi como por parte de los generadores
distribuidos a la empresa distribuidora”. (Folio 483, expediente IRM-006-2022)

Que el 8 de agosto de 2022, se realiz6 la audiencia publica de la propuesta de
la “Metodologia tarifaria de fijacion para la tarifa de acceso a las redes de
distribucion por parte del generador distribuido” segiin consta en el acta de la
audiencia publica AC-0373-DGAU-2022. (Folios del 276 al 297 del expediente
IRM-004-2022)
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Que el 12 de agosto de 2022, la DGAU, mediante el oficio IN-0591-DGAU-2022,
se emitio el “Informe de Oposiciones y Coadyuvancias” presentadas durante la
audiencia publica celebrada el 8 de agosto de 2022, respecto de la propuesta
ajustada de la “Metodologia tarifaria de fijacion para la tarifa de acceso a las
redes de distribucién por parte del generador distribuido”. (Folios 298 al 299 del
expediente IRM-004-2022)

Que el 15 de setiembre de 2022, la fuerza de tarea designada, mediante el
Informe IN-0051-CDR-2022, remitio al director del CDR el Informe de analisis de
oposiciones y coadyuvancias de la propuesta de “Metodologia tarifaria de
fijacion para la tarifa de acceso a las redes de distribucion por parte del
generador distribuido”. (Folios 304 al 454, expediente IRM-004-2022)

Que el 16 de setiembre de 2022, la fuerza de tarea designada, mediante el
Informe IN-00052-CDR-2022, recomendd, entre otras cosas, aprobar la
“Metodologia tarifaria de fijacion para la tarifa de acceso a las redes de
distribucion por parte del generador distribuido”. (Folios 455 al 556, expediente
IRM-004-2022)

Que el 20 de setiembre de 2022, la DGCDR, mediante el oficio OF-0317-CDR-
2022, remiti6 a la Reguladora General Adjunta en su condicién de presidenta de
la Junta Directiva, el Informe técnico de la “Metodologia tarifaria de fijacion para
la tarifa de acceso a las redes de distribucion por parte del Generador
Distribuido”, asi como el “Informe de respuesta a posiciones”. (Folios 301-302,
expediente IRM-004-2022)

Que el 23 de setiembre de 2022, la SJD, mediante el memorando ME-0178-SJD-
2022, trasladdé a la Direccion General de Asesoria Juridica y Regulatoria
(DGAJR), los informes remitidos por la DGCDR mediante el oficio OF-0317-
CDR-2022, para su respectivo analisis post audiencia publica. (Folio 556,
expediente IRM-004-2022)

Que el 05 de octubre de 2022, en cumplimiento de lo solicitado por la Reguladora
General Adjunta mediante el oficio OF-0550-RGA-2022 y de acuerdo con lo
especificado por el director general del CDR en el oficio OF-0253-CDR-2022, la
fuerza de tarea remitid6 el informe IN-0059-CDR-2022 “Analisis del Canon
Relacionado con la Regulacion de los recursos energéticos distribuidos en el
marco de la Ley”. (Folio 272, expediente PIRM-006-2022)

Que el 06 de octubre de 2022, mediante el oficio OF-0335-CDR-2022, se
procedi6 con la solicitud de apertura del expediente preliminar PIRM-006-2022,
relacionado con el desarrollo de una propuesta de metodologia tarifaria para el
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reconocimiento de los costos e inversiones en las empresas distribuidoras para
la integracion de recursos energéticos distribuidos al sistema eléctrico nacional
(Ley N.° 10086). (Folio 1, expediente PIRM-006-2022)

Que el 14 de octubre de 2022, la DGAJR, mediante el oficio OF-0762-DGAJR-
2022, emitio el analisis post audiencia publica de la propuesta de “Metodologia
tarifaria de fijacion para la tarifa de acceso a las redes de distribucion por parte
del Generador Distribuido”. (Folios 557 al 571, Expediente IRM-004-2022)

Que el 17 de octubre de 2022, mediante el oficio OF-0347-2022, la Fuerza de
Tarea encargada del desarrollo de la propuesta de “Metodologia tarifaria para el
reconocimiento de los costos e inversiones en que incurren las empresas
distribuidoras para la integracion de recursos energéticos distribuidos al SEN
(Ley N.° 10086)” solicité al Director General del CDR tramitar la autorizacion
para prescindir de algunas etapas y actividades del DR-PO-03 “Procedimiento
para desarrollar y modificar metodologias tarifarias y reglamentos técnicos”, para
el tramite de la propuesta de “Metodologia tarifaria para el reconocimiento de los
costos e inversiones en las empresas distribuidoras para la integracion de
recursos energéticos distribuidos al SEN (Ley 10086)”. (Folios 16 al 19,
expediente PIRM-006-2022)

Que el 17 de octubre de 2022, mediante el oficio OF-0348-CDR-2022, el director
general del CDR, le remitié al Regulador General el citado oficio OF-0347-2022
recomendando prescindir de las algunas etapas del DR-PO-03. (Folio 13 al 14,
expediente PIRM-006-2022)

Que el 25 de octubre de 2022, mediante la resolucion RE-0483-RG-2022, el
Regulador General resolvié “Prescindir, de conformidad con lo establecido en el
Procedimiento “DR-PO-03, Procedimiento para desarrollar y modificar
metodologias tarifarias y reglamentos técnicos” y por motivos de conveniencia,
oportunidad y urgencia, de las actividades 4 a 11 de la etapa 7.1 “Propuesta
conceptual” del DR-PO-03, dentro del desarrollo de la propuesta de
“Metodologia tarifaria para el reconocimiento de los costos e inversiones en las
empresas distribuidoras para la integracion de recursos energéticos distribuidos
al sistema eléctrico nacional (Ley No. 10086)”, que se tramita en el expediente
PIRM-006-2022; para que se continde con las actividades de la etapa 7.2 y
siguientes de dicho procedimiento, segun corresponda”.

Que el 1 de noviembre de 2022, mediante el informe IN-0067-CDR-2022 la
Fuerza de Tarea, remiti¢ al director de la DGCDR el informe técnico preliminar
de la propuesta de “Metodologia tarifaria para el reconocimiento de los costos e
inversiones en que incurren las empresas distribuidoras para la integracion de
recursos energéticos distribuidos al SEN (Ley N.° 10086)” de acuerdo con el
procedimiento vigente para desarrollar y modificar modelos tarifarios y
reglamentos técnicos DR-PO-03. (Folios 30 al 114, expediente PIRM-006-2022)
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Que el 1 de noviembre de 2022, mediante el oficio OF-0367-CDR-2022, la
DGCDR remitié a la DGAU, al Consejero del Usuario y a la IE el informe IN-
0067-CDR-2022, informe técnico preliminar de la propuesta de “Metodologia
tarifaria para el reconocimiento de los costos e inversiones en que incurren las
empresas distribuidoras para la integracion de recursos energéticos distribuidos
al SEN (Ley N.° 10086)” para la respectiva valoracion y observaciones. (Folios
115y 116, expediente PIRM-006-2022)

Que el 3 de noviembre de 2022, mediante el oficio OF-2282-DGAU-2022, la
DGAU indico que no tiene observaciones a la propuesta de “Metodologia tarifaria
para el reconocimiento de los costos e inversiones en que incurren las empresas
distribuidoras para la integracion de recursos energéticos distribuidos al SEN
(Ley N.° 10086)". (Folio 202, expediente PIRM-006-2022)

Que el 10 de noviembre de 2022, mediante el oficio OF-0938-1E-2022, la IE
indicé que no tiene observaciones a la propuesta de “Metodologia tarifaria para
el reconocimiento de los costos e inversiones en que incurren las empresas
distribuidoras para la integracion de recursos energéticos distribuidos al SEN
(Ley N.° 10086)”. (Folio 204, expediente PIRM-006-2022)

Que el 10 de noviembre de 2022, mediante el oficio OF-0386-CDR-2022, la
DGCDR remitio a la Regulador General, en su condicion de presidente de la
Junta Directiva, el Informe Final IN-0071-CDR-2022 con la propuesta de la
“Metodologia tarifaria para el reconocimiento de los costos e inversiones en que
incurren las empresas distribuidoras para la integracion de recursos energéticos
distribuidos al SEN (Ley N.° 10086)”, junto con sus anexos, y el correspondiente
proyecto de resolucion de la Junta Directiva, para su respectivo tramite. (Folios
383-384, expediente IRM-006-2022)

Que el 15 de noviembre de 2022 mediante el acuerdo 07-84-2022, del acta de
la sesion ordinaria 84-2022, la Junta Directiva resolvid, por mayoria, tres votos
a uno, y declarado en firme por unanimidad solicité a la DGCDR que lleve a cabo
una integracién, en una sola resolucion, de las propuestas metodolégicas
relacionadas con generacion distribuida.

Que 16 de noviembre de 2022, mediante oficio OF-0893-SJD-2022, la
Secretaria de Junta Directiva comunicé al Regulador General y al DGCDR el
acuerdo 07-84-2022, del acta de la sesion ordinaria 84-2022, celebrada el 15 de
noviembre de 2022, para su debida atencién. (Folio xxx, expediente PIRM-006-
2022)
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Que 23 de noviembre de 2022, mediante el oficio OF-0401-CDR-2022, la
DGCDR dio cumplimiento al citado acuerdo 07-84-2022. (Folio xxx, expediente
PIRM-006-2022)

Que el 24 de noviembre de 2022, mediante el acuerdo 03-87-2022 del acta de
la sesion extraordinaria 87-2022, la Junta Directiva acordé entre otras cosas: “1.
Instruir a la Administracion para que aplique el siguiente orden logico de
integracion de la Metodologia de Generacion Distribuida con base en lo que
establece la Ley N° 10086, PROMOCION Y REGULACION DE RECUROS
ENERGETICOS DISTRIBUIDOS A PARTR DE FUENTES RENOVABLES,
mediante una resolucion que contenga el siguiente contenido y ordenamiento

(..)

Que 13 de diciembre de 2022, mediante el oficio OF-0966-SJD-2022, la
Secretaria de Junta Directiva comunico al Regulador General y a la DGCDR el
acuerdo 07-92-2022, del acta de la sesion ordinaria 92-2022, celebrada el 13 de
noviembre de 2022, mediante el cual se modifico el acuerdo 03-87-2022, en lo
relativo al contenido y ordenamiento de la resolucion requerido para la
integracion de la metodologia de Generacién Distribuida con base en lo que
establece la Ley N° 10086, “Promocién y regulacién de recursos energéticos
distribuidos a partir de fuentes de energia renovables.” (Folios 473 al 475,
expediente IRM-006-2022)

Que 14 de diciembre de 2022, mediante oficio OF-0420-CDR-2022, la DGCDR
dio cumplimiento al citado acuerdo 07-92-2022. (Folios 476 al 480, expediente
IRM-006-2022)

Que el 15 de diciembre de 2022, mediante el acuerdo 02-93-2022, del acta de
la sesion extraordinaria 93-2022, la Junta Directiva resolvid, por unanimidad de
los votos de las personas miembros presentes:“Someter a audiencia publica la
propuesta de la metodologia derivada de lo establecido en la Ley N°10086: A)
Capitulo 1: Propuesta de “Método de calculo para la fijacion de los cargos de
interconexién a las redes de distribucion aplicable a los recursos energéticos
distribuidos; B) Capitulo 2:Propuesta de “Método de calculo para la fijacion de
la tarifa de acceso a las redes de distribucion por parte del generador distribuido’;
C) Capitulo 3: Propuesta de “Método de calculo de la tarifa para la de compra-
venta de excedentes y reconocimiento econOmico entre empresas
distribuidoras, asi como por parte de los generadores distribuidos a la empresa
distribuidora”, D) Capitulo 4: Propuesta de “Método de calculo para el
reconocimiento de los costos, rentabilidad, inversiones y canon en que incurren
las empresas distribuidoras para la integracion de recursos energéticos
distribuidos al SEN” conforme a los articulos 9 de la Constitucion Politica y 36
de la Ley N° 7593”, con fundamento en los informes técnicos IN-0038-CDR-2022
del 29 de junio de 2022, IN-0041-CDR-2022 del 01 de agosto de 2022, IN-0052-
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CDR-2022 del 6 de setiembre de 2022, IN-0071-CDR-2022 del 10 de noviembre
de 2022 y los oficios OF-0335-RGA-2022 del 30 de junio de 2022, OF-0556-
RGA-2022 del 5 de agosto de 2022, OF-0317-CDR-20222 del 20 de setiembre
de 2022 y OF-0386-CDR-2022 del 10 de noviembre de 2022, asi como en el
acuerdo 07-92-2022 del 13 de diciembre de 2022 y el oficio del CDR OF-0420-
CDR-2022 del 14 de diciembre de 2022, acuerda, con caracter de firme dictar la
resolucion RE-0148-JD-2022.

Que 15 de diciembre de 2022, la Secretaria de Junta Directiva, mediante la
resolucion RE-0148-JD-2022 y el oficio OF-0975-SJD-2022 le comunico, a la
DGCDR, DGAU y Departamento de Gestion Documental (DGD), el acuerdo 02-
93-2022 a fin de que se realizara la convocatoria de una audiencia publica y
apertura de expediente para someter la propuesta de la “Metodologia derivada
de lo establecido en la Ley N°10086: A) Capitulo 1: Propuesta de “Método de
calculo para la fijacién de los cargos de interconexion a las redes de distribucion
aplicable a los recursos energéticos distribuidos; B) Capitulo 2:Propuesta de
“Método de calculo para la fijacion de la tarifa de acceso a las redes de
distribucion por parte del generador distribuido”; C) Capitulo 3: Propuesta de
“Método de calculo de la tarifa para la de compra-venta de excedentes y
reconocimiento econémico entre empresas distribuidoras, asi como por parte de
los generadores distribuidos a la empresa distribuidora”, D) Capitulo 4:
Propuesta de “Método de calculo para el reconocimiento de los costos,
rentabilidad, inversiones y canon en que incurren las empresas distribuidoras
para la integracion de recursos energéticos distribuidos al SEN”. (Folios 485 al
712, expediente IRM-006-2022)

Que el 25 de enero de 2023, se realiz6 la audiencia publica segun consta en el
acta de la audiencia publica AC-0022-DGAU-2023. (Folios del 778 al 809,
expediente IRM-006-2022)

Que el 1 de febrero de 2023, la DGAU, mediante el oficio IN-0050-DGAU-2023,
emitié el “Informe de Oposiciones y Coadyuvancias” presentadas durante la
audiencia publica celebrada el 25 de enero de 2023, respecto de la propuesta
“Metodologia derivada de lo establecido en la Ley N°10086: A) Capitulo 1:
Propuesta de “Método de calculo para la fijacién de los cargos de interconexion
a las redes de distribucion aplicable a los recursos energéticos distribuidos; B)
Capitulo 2: Propuesta de “Método de calculo para la fijacion de la tarifa de
acceso a las redes de distribucion por parte del generador distribuido”; C)
Capitulo 3: Propuesta de “Método de calculo de la tarifa para la de compra-
venta de excedentes y reconocimiento econOmico entre empresas
distribuidoras, asi como por parte de los generadores distribuidos a la empresa
distribuidora”; D) Capitulo 4: Propuesta de “Método de calculo para el
reconocimiento de los costos, rentabilidad, inversiones y canon en que incurren
las empresas distribuidoras para la integracion de recursos energéticos
distribuidos al SEN”. (Folios 810 al 812, expediente IRM-006-2022)



CXVIIL.

CXIX.

CXX.

CXXI.

Que el 1 de febrero de 2023, el Poder Ejecutivo publicé en Alcance No. 17 a La
Gaceta No. 18 el Decreto 43879-MINAE “Reglamento a La Ley de Promocién y
Regulacion de Recursos Energéticos Distribuidos a partir de  Fuentes
Renovables, N0.10086 del siete de enero del 2022”.

Que el 21 de marzo de 2023, la fuerza de tarea designada, mediante Informe IN-
0009-CDR-2023, emiti6 el Informe de analisis de oposiciones y coadyuvancias.
(Folios 823 al 1016 expediente IRM-006-2022)

Que el 22 de marzo de 2023, mediante el oficio OF-0103-CDR-2023, se remitié
al Regulador General en su condicion de Presidente de la Junta Directiva, el
documento IN-0010-CDR-2023 con el Informe final de la propuesta de
“Metodologia derivada de lo establecido en la Ley N°10086: A) Capitulo 1:
Propuesta de “Método de calculo para la fijacién de los cargos de interconexion
a las redes de distribucion aplicable a los recursos energéticos distribuidos; B)
Capitulo 2: Propuesta de “Método de calculo para la fijacion de la tarifa de
acceso a las redes de distribucion por parte del generador distribuido”; C)
Capitulo 3: Propuesta de “Método de calculo de la tarifa para la de compra-
venta de excedentes y reconocimiento econdémico entre empresas
distribuidoras, asi como por parte de los generadores distribuidos a la empresa
distribuidora”, D) Capitulo 4: Propuesta de “Método de calculo para el
reconocimiento de los costos, rentabilidad, inversiones y canon en que incurren
las empresas distribuidoras para la integracion de recursos energéticos
distribuidos al SEN”junto con sus anexos, y el proyecto de resoluciéon de la Junta
Directiva correspondiente. (Folios 1241 al 1242, expediente IRM-006-2022)

Que el 23 de marzo de 2023, la Secretaria de Junta Directiva, mediante el
memorando ME-0050-SJD-2023, le traslad6 para su andlisis a la DGAJR, el
informe de andlisis de posiciones, informe técnico final y proyecto de resolucion
de la propuesta de “Metodologia derivada de lo establecido en la Ley N°10086:
A) Capitulo 1: Propuesta de “Método de calculo para la fijacion de los cargos de
interconexion a las redes de distribucion aplicable a los recursos energéticos
distribuidos; B) Capitulo 2:Propuesta de “Método de calculo para la fijacion de la
tarifa de acceso a las redes de distribucion por parte del generador distribuido™’;
C) Capitulo 3: Propuesta de “ Método de calculo de la tarifa para la de compra-
venta de excedentes y reconocimiento econOmico entre empresas
distribuidoras, asi como por parte de los generadores distribuidos a la empresa
distribuidora”; D) Capitulo 4: Propuesta de “Método de calculo para el
reconocimiento de los costos, rentabilidad, inversiones y canon en que incurren
las empresas distribuidoras para la integracion de recursos energeéticos
distribuidos al SEN”. (Folio 1240, expediente IRM-006-2022)



CXXII.

CXXIII.

CXXIV.

Que el 26 de abril de 2023, la DGCDR, mediante el oficio OF-0131-CDR-2023,
remitié a la DGAJR el documento referente a la “CORRECION INFORME IN-
0010-CDR-2023, CAPITULO 2, SECCION 2.5. DESCRIPCION DEL PLIEGO
TARIFARIO PARA TARIFA DE ACCESO C. DISPOSICIONES GENERALES,
PARRAFO 5” asi como el proyecto de resolucién post audiencia ajustado a la
correccion sefialada. (Folios 1243 al 1244, expediente IRM-006-2022)

Que el 27 de abril de 2023, la DGAJR, mediante el oficio OF-0243-DGAJR-2023,
emitio criterio respecto al “Andlisis post audiencia publica de la propuesta de la
Metodologia tarifaria derivada de la Ley N.° 10086 referente a: a) fijacion de los
cargos de interconexion a las redes de distribucién aplicable a los recursos
energéticos distribuidos, b) tarifa de acceso a las redes de distribucién por parte
del generador distribuido, ¢) compra-venta de excedentes y reconocimiento
econodmico entre empresas distribuidoras, asi como por parte de los generadores
distribuidos a la empresa distribuidora, d) reconocimiento de los costos,
rentabilidad, inversiones y canon en que incurren las empresas distribuidoras para
la integracion de recursos energéticos distribuidos al SEN”. (Folios 1245 al 1266,
expediente IRM-006-2022)

Que se han realizado las diligencias utiles y necesarias para el dictado de la
presente resolucion.

CONSIDERANDO:

Que la Ley 7593, en su articulo 5 inciso a, dispone que la Autoridad Reguladora
de los Servicios Publicos (Aresep), es el ente competente para fijar los precios
y tarifas de los servicios publicos, de conformidad con las metodologias que ella
misma determine y debe velar por el cumplimiento de las normas de calidad,
cantidad, confiabilidad, continuidad, oportunidad y prestacion 6ptima de tales
servicios publicos, dentro de los cuales se encuentra el suministro de energia
eléctrica en las etapas de generacion, transmision, distribucion vy
comercializacion.

Que el articulo 53 inciso n) de la Ley 7593 establece que son deberes y
obligaciones de la Junta Directiva (...) “Dictar los reglamentos técnicos que se
requieran para la correcta aplicacion del marco regulatorio de los servicios
publicos establecidos en esta Ley y las modificaciones de estos”.

Que el articulo 6 de la Ley 10086 dispone que la Aresep, es el ente competente
para dictar, aprobar y fiscalizar el cumplimiento de todos los instrumentos
regulatorios requeridos para asegurar la calidad, confiabilidad y seguridad, asi
como para la integracion eficiente, segura y sostenible de los recursos
energéticos distribuidos; y para fijar las respectivas tarifas.



Que de acuerdo con el articulo 45 de la Ley 7593 y el articulo 6, inciso 16) del
Reglamento Interno de Organizacion y Funciones de la Autoridad Reguladora
de los Servicios Publicos y su Organo Desconcentrado (RIOF), corresponde a
la Junta Directiva dictar y modificar las metodologias regulatorias que se aplican
en los diversos sectores regulados bajo su competencia; cumpliendo el
procedimiento de audiencia publica establecido en el articulo 36 de la Ley 7593.

Que de los informes IN-0052-CDR-2022, IN-0038-CDR-2022, IN-0041-CDR-
2022, IN-0071-CDR-2022, todos citados, y que sirven de base para la presente
resolucién, se extrae el marco juridico que fundamenta todas las propuestas de
métodos de calculo derivados de la Ley N.° 10086, referentes a lo siguiente: a)
Fijacion de los cargos de interconexion a las redes de distribucion aplicable a
los recursos energéticos distribuidos, b) Tarifa de acceso a las redes de
distribucién por parte del generador distribuido, ¢) Compra-venta de excedentes
y reconocimiento econdémico entre empresas distribuidoras, asi como por parte
de los generadores distribuidos a la empresa distribuidora, d) El reconocimiento
de los costos, rentabilidad, inversiones y canon en que incurren las empresas
distribuidoras para la integracion de recursos energéticos distribuidos al SEN
(Tarifa T-DER), respectivamente.

MARCO LEGAL

La aprobacion de una metodologia tarifaria como la que se propone debe
considerar, entre otras cosas, ajustes en las metodologias tarifarias del
sistema de distribucién, especificamente en las tarifas que resultan aplicables
a los generadores distribuidos en operacion con entrega de excedentes o en
operacion sin entrega de excedentes. El establecimiento de la metodologia de
fijacion de tarifas propuesta en este documento, tienen sustento en las
potestades exclusivas y excluyentes que tiene definida por ley la Aresep, que
se citan a continuacion.

1. Sobre la competencia de la Aresep, para establecer metodologias
tarifarias

La Aresep es una institucion autonoma con personalidad juridica y patrimonio
propio, que ejerce la regulacién de los servicios publicos establecidos en la
Ley N.° 7593, o bien, de aquellos servicios a los cuales el legislador defina
como tal (articulos 188 y 189 de la Constitucion Politica y articulo 1 de la Ley
N.° 7593). Concretamente, esta Ley establece, en su articulo 5.a, que el
servicio eléctrico, en todas sus etapas, constituye un servicio publico
regulado.



El numeral 3.a) de la Ley N.° 7593, define el servicio publico, como el que por
su importancia para el desarrollo sostenible del pais sea asi calificado por la
Asamblea Legislativa, con el fin de sujetarlo a las regulaciones de dicha ley.

El articulo 4 de la Ley N.° 7593, dispone como objetivos fundamentales de la
Aresep, entre otros: "c) Asegurar que los servicios publicos se brinden de
conformidad con lo establecido en el inciso b) del articulo 3 de esta ley; d)
Formular y velar porque se cumplan los requisitos de calidad (...) y (...) f)
Ejercer, conforme lo dispuesto en esta ley, la regulacién de los servicios
publicos."

Lo anterior, es acorde con lo establecido en el Reglamento Sectorial de
Servicios Eléctricos, Decreto Ejecutivo 29847-MP-MINAE-MEIC, norma que
define y describe las condiciones principales en que debe suministrarse el
servicio eléctrico, que establece en su articulo 3, entre otras, la calidad de la
energia y dispone en sus articulos 16 y 19, que los factores técnicos bajo los
cuales se regulara y evaluara la prestacion del servicio a los abonados y
usuarios seran: a. La calidad del voltaje y frecuencia de la energia servida; b.
La continuidad y confiabilidad en el suministro de la energia y c. La calidad y
oportunidad de la prestacion del servicio.

Tal y como se indico, la Ley N.° 7593, le otorgd a la Aresep, facultades
suficientes para ejercer la regulacion de los servicios publicos que se brindan
en el pais, incluidos los de suministro de energia eléctrica en las etapas de
generacion, transmision, distribucion y comercializacion, segun dispone el
numeral 5. a) de la Ley N.° 7593.

El articulo 6.d) de la Ley N.° 7593, establece como obligacién de la Aresep
"(...) fijar las tarifas y los precios de conformidad con los estudios técnicos",
en relacion con lo dispuesto en los numerales 3.b); 6.a) y f); 20; 31 al 37 del
mismo cuerpo legal, mediante los cuales se fijan los parametros, criterios y
elementos centrales para la fijacion de tarifas conforme al principio de
servicio al costo, obligacion reiterada en el articulo 4.a).2) del Reglamento a
la Ley N.° 7593, Decreto 29732-MP.

El articulo 9 de la Ley N.° 7593, dispone que, para ser prestador de los
servicios publicos, a que se refiere dicha ley, debera obtenerse la respectiva
concesion o el permiso del ente publico competente en la materia, segun lo
dispuesto en el articulo 5 de la Ley 7593. Se exceptlan de esta obligacion las
instituciones y empresas publicas que, por mandato legal, prestan cualquiera
de estos servicios. Sin embargo, todos los prestadores estaran sometidos a la
Ley N.° 7593 y sus reglamentos.



Asimismo, dispone que ningun prestador de un servicio publico de los
descritos en el articulo 5 de esta Ley, podra prestar el servicio, si no cuenta
con una tarifa o un precio previamente fijado por la Aresep.

Por otro lado, el articulo 14 de la ley de la Aresep establece que
son obligaciones de los prestadores:

“‘a) Cumplir con las disposiciones que dicte la Autoridad Reguladora
en materia de prestacion del servicio, de acuerdo con lo establecido en las
leyes y los reglamentos respectivos.

b) (...)

C) Suministrar oportunamente, a la Autoridad Reguladora, la informacion
gue les solicite, relativa a la prestacion del servicio.

(...)”

En esa linea, le corresponde a la Aresep, velar por el cumplimiento de las
normas de calidad, confiabilidad, continuidad, oportunidad y prestacion éptima
de los servicios publicos que regula; competencia respecto de la cual, el
articulo 5 Ley N.° 7593, remite al articulo 25 ibidem, el cual establece que la
Aresep emitira y publicara los reglamentos técnicos, que especifiquen las
condiciones de calidad, cantidad, confiabilidad, continuidad, oportunidad y
prestacion o6ptima, con que deberan suministrarse los servicios publicos,
conforme con los estandares especificos existentes en el pais o en el
extranjero, para cada caso.

Normas, que deben concordarse con los articulos 32, 34, 41 y 42 del Decreto
Ejecutivo 29847-MP-MINAE-MEIC, “Reglamento Sectorial de Servicios
Eléctricos” los cuales disponen en lo de interés:

"Articulo 32.-Seguimiento técnico y tarifario respecto de las condiciones de la
prestacion del servicio.

La Autoridad Reguladora dara seguimiento a los diferentes servicios regulados
de la industria eléctrica que permita establecer el cumplimiento de las
condiciones de prestacion del servicio, para ello empleara:

a. La informacion que se solicita a las empresas reguladas, segun el
articulo 24 de la Ley N° 7593.

b. Cumplimiento de la normativa vigente.

C. Las disposiciones tarifarias que se suministran en las resoluciones

emitidas por el Organismo Regulador.



d. Los indicadores de servicio al abonado que elabora la misma empresa
y aquellos que el Organismo Regulador establezca como de cumplimiento
obligatorio.

e. Cualquier otra informacion que a criterio de la Autoridad Reguladora
sea necesaria para cumplir con sus funciones."

"Articulo 34.-Emision de normas técnicas y economicas.

La Autoridad Reguladora, de conformidad con lo estipulado en la Ley N° 7593
y previa consulta y coordinacién con las empresas eléctricas, emitird las
normas bajo las cuales se regulara y evaluara el servicio y que comprende los
factores de regulacion y evaluacion consignados en el articulo 16, de tal
manera que se logre el necesario equilibrio entre la oportunidad y posibilidad
de las inversiones requeridas por cada empresa eléctrica y la garantia del
mejoramiento continuo de los factores de regulacion y evaluacion.”
(Subrayado es nuestro).

"Articulo 41.-Responsabilidad de la Autoridad Reguladora.

Como parte de las responsabilidades y potestades que le asigna la Ley N°
7593 a la Autoridad Reguladora, ésta sera responsable de:

a. Promulgar las normas técnicas y econOmicas para la debida
prestacion del servicio.

b. Evaluar, regular y fiscalizar la aplicacion y el cumplimiento de las
normas de este reglamento y de las normas correspondientes.

C. Aplicar las sanciones estipuladas en la Ley N° 7593 y su Reglamento."

"Articulo 42.-Sanciones. Las sanciones a aplicar por el incumplimiento de las
normas de este reglamento o de las normas técnicas y econémicas emitidas
por la Autoridad Reguladora, se haran de conformidad con lo que dispone la
Ley N° 7593 y leyes conexas."

El articulo 29 de la Ley N.° 7593, dispone que: "la Autoridad Reguladora
formulara y promulgara las definiciones, los requisitos y las condiciones a las
gue se someteran los tramites de tarifas y precios de los servicios publicos."

El procedimiento para fijar tarifas esta regulado en el articulo 30 de la Ley N.°
7593. A su vez, el cardinal 31 de la citada ley, establece que para fijar tarifas
se deben tomar en cuenta las estructuras productivas modelo o, si esto no
fuera posible, la situacion particular de cada empresa. Ademas, dicha norma
dispone que la Aresep debera aplicar modelos de ajuste anual de tarifas, en
funcion de la modificacion de variables externas a la administracion de los



prestadores de los servicios, tales como inflacidn, tipos de cambio, tasas de
interés, precios de hidrocarburos, fijaciones salariales realizadas por el Poder
Ejecutivo y cualquier otra variable que la Aresep considere pertinente.

Asi, en el procedimiento tarifario cada peticion sobre tarifas y precios debera
estar debidamente justificada, segun lo dispone el articulo 33 de la Ley N.°
7593 y regiran las tarifas y precios, que fije la Aresep, a partir del momento de
su publicacién en el diario oficial La Gaceta o a partir del momento en que lo
indique la resolucion correspondiente, articulo 34 ibidem.

En esa linea, el articulo 15 del Decreto N.° 29732-MP, Reglamento a la Ley
N.° 7593, dispone que, para fijar las tarifas se utilizardn modelos, los cuales
deben ser aprobados por la Aresep, de acuerdo con la ley.

El numeral 36 de la Ley N.° 7593, dispone por su parte, el procedimiento de
audiencia publica, que debera seguirse en la formulacién o revisién de los
modelos de fijacién de precios vy tarifas, asi como la formalizacién y revision
de las normas técnicas, en la que podran participar las personas que tengan
interés legitimo para manifestarse. Dicho numeral, se encuentra reglamentado
en los articulos 44 al 56 del Decreto No. 29732-MP, en relacion con el numeral
9 de la Constitucién Politica, de modo que, manifiestan el ejercicio del derecho
constitucional de participacién ciudadana, el cual ha sido plasmado por la
jurisprudencia de la Sala Constitucional, entre otras, en la sentencia N° 7213-
2012, al establecer la obligacion de la Aresep, de garantizar la participacion
ciudadana en la formulacién de metodologias tarifarias (en igual sentido, ver
sentencias N.° 2009- 016649 y N.° 2008-17093).

Asimismo, a partir del articulo 31 de la Ley N.° 7593, concordado con el
numeral 6 inciso 16) del RIOF, se desprende que la Junta Directiva de la
Aresep, tiene la competencia para aprobar las metodologias regulatorias que
se aplicaran en los diversos sectores regulados bajo su competencia.

Asimismo, el numeral 9.11 del RIOF, establece como funcién del Regulador
General, designar equipos para la elaboracion de propuestas de politicas y la
ejecucion de proyectos para el disefio de metodologia de fijacion de tarifas.

Por su parte, el articulo 21.3 del RIOF, establece que le compete a la DGCDR,
la "(...) revision de la validez y competitividad de los modelos que estan siendo
aplicados por ARESEP para regular los servicios publicos".

De esas normas, se puede extraer, que la Aresep, tiene la competencia
exclusiva y excluyente, para la fijacion de las tarifas de los servicios publicos
regulados en la Ley N.° 7593, competencia que es irrenunciable,
intransmisible e imprescriptible, segun lo establecido en el numeral 66 de la
Ley General de la Administracién Publica (LGAP)



En ese sentido, definir y establecer las metodologias o modelos tarifarios que
determinaran las tarifas de los servicios publicos sometidos a su regulacion y
las normas técnicas que garanticen la correcta prestacion de los
servicios publicos, forma parte esencial de las competencias conferidas a la
Aresep.

Ratificando lo anterior, la Sala Primera de la Corte Suprema de Justicia, en la
sentencia N° 001687-F-S1- 2012, ha sefalado con respecto a las potestades
de la Aresep, para establecer las metodologias tarifarias, que "la Autoridad
Reguladora se constituye en la autoridad publica que, mediante sus
actuaciones, permite la concrecion de esos postulados (...). Sus potestades
excluyentes y exclusivas le permiten establecer los pardmetros econémicos
que regularan el contrato, equilibrando el interés del operador y de los
usuarios".

Ahora bien, tal y como se indic6 anteriormente, la Aresep, tiene competencias
exclusivas y excluyentes para fijar tarifas y establecer las metodologias, y en
ese ejercicio debe considerarse lo dispuesto en la Ley N.° 7593 ya analizada.

En este sentido, las tarifas y las metodologias deben ajustarse a la realidad de
la prestacidn del servicio publico de que se trate, conforme a criterios facticos,
técnicos, cientificos o juridicos en cumplimiento del interés publico, para lo
cual, la Aresep ostenta facultades técnicas exclusivas y excluyentes.

Para ejercer estas competencias, la Aresep debe siempre estar ajustada a que
todas sus actuaciones deben dictarse apegadas a las reglas univocas de la
ciencia y la técnica, tal y como lo sefiala el articulo 16 de la LGAP, Ley N.°
6227:

“..)
Articulo 16.-

1. En ningun caso podran dictarse actos contrarios a reglas univocas de la
ciencia o de la técnica, o a principios elementales de justicia, légica o
conveniencia.

2. El Juez podré controlar la conformidad con estas reglas no juridicas de los
elementos discrecionales del acto, como si ejerciera contralor de legalidad.

(..)



Conforme a la normativa transcrita es importante tener claridad, que la
Autoridad Reguladora debe considerar entonces en el ejercicio de sus
funciones, actuar bajo el principio de servicio al costo para fijar tarifas,
considerar también, las estructuras productivas modelo para cada servicio
publico , las reglas univocas de la ciencia y la técnica, asi como concordar con
lo establecido en el Plan Nacional de Desarrollo sobre los servicios publicos
regulados, debiéndose entender el mismo como la forma en que el Estado
determina sus objetivos para contribuir con el fortalecimiento de la capacidad
del mismo y con ello establecer prioridades, formular metas y asignar recursos,
asi como dar seguimiento y evaluar las politicas, planes, programas o
proyectos que se vayan a ejecutar.

Bajo esta linea, respecto a las competencias exclusivas y excluyentes de la
Aresep para la fijacién de precios y tarifas, cabe sefalar que éstas ya han sido
analizadas por la Sala Primera de la Corte Suprema de Justicia, mediante la
sentencia N.° 577 de las 10 horas 20 minutos del 10 de agosto de 2007, que
en lo que interesa indico:

“[...] V.-Fijaciones tarifarias. Principios regulatorios. En los contratos de
concesion de servicio publico (dentro de estos el de transporte remunerado de
personas), de conformidad con lo estatuido por los articulos 5, 30 y 31 de la
Ley no. 7593, corresponde a la ARESERP fijar las tarifas que deben cancelar
los usuarios por su prestacion. Ese calculo, ha de realizarse conforme al
principio del servicio al costo, en virtud del cual, segun lo sefalado por el
numeral 3 inciso b) de la Ley No. 7593, deben contemplarse Unicamente los
costos necesarios para prestar el servicio, que permitan una retribucion
competitiva y garanticen el adecuado desarrollo de la actividad. Para tales
efectos, el ordinal 32 ibidem establece una lista enunciativa de costos que no
son considerados en la cuantificacion economica. A su vez, el numeral 31 de
ese mismo cuerpo legal establece pautas que también precisan la fijacion,
como es el fomento de la pequefia y mediana empresa, ponderacion y
favorecimiento del usuario, criterios de equidad social, sostenibilidad
ambiental, eficiencia econdmica, entre otros. El parrafo final de esa norma
expresa que no se permitirdn fijaciones que atenten contra el equilibrio
financiero de las entidades prestatarias, postulado que cumple un doble
cometido. Por un lado, se insiste, dotar al operador de un medio de retribucion
por el servicio prestado que permita la amortizacion de la inversion realizada
para prestar el servicio y obtener la rentabilidad que por contrato le ha sido
prefijada. Por otro, asegurar al usuario que la tarifa que paga por el transporte
obtenido sea el producto de un célculo matematico en el cual se consideren
los costos necesarios y autorizados, de manera tal que se pague el precio justo
por las condiciones en que se brinda el servicio publico. Este aspecto lleva a
qgue el proceso tarifario constituya una armonia entre ambas posiciones, al



punto que se satisfagan los derechos de los usuarios, pero ademas el derecho
que se deriva del contrato de concesion, de la recuperacion del capital y una
ganancia justa. Por ende, si bien un principio que impregna la fijacion tarifaria
es el de mayor beneficio al usuario, ello no constituye una regla que permita
validar la negacion del aumento cuando técnicamente proceda, siendo que en
esta dinamica debe imperar un equilibrio justo de intereses, lo que logra con
un precio objetivo, razonable y debido. En su correcta dimension implica un
servicio de calidad a un precio justo. Con todo, el incremento tarifario dista de
ser un fenbmeno automatico. Esta sujeto a un procedimiento y su viabilidad
pende de que luego del andlisis técnico, se deduzca una insuficiencia
econdémica. En este sentido, la ARESEP se constituye en la autoridad publica
que, mediante sus actuaciones, permite la concrecion de esos postulados que
impregnan la relacion de transporte publico. Sus potestades excluyentes y
exclusivas le permiten establecer los parametros econdmicos que
regularan (sic) el contrato, equilibrando el interés del operador y de los
usuarios.”. (Lo resaltado no es del original).

De igual forma, la resolucion 000600-F-S1-2020 de la Sala Primera de la Corte
Suprema de Justicia del 27 de febrero de 2020, en lo que interesa sefalo:

“(...) Asi, apunto el Tribunal, la ARESEP se encuentra facultada para elegir el
método técnico para la fijacion de un precio que garantice el servicio al costo
y el equilibrio financiero del prestador del servicio publico regulado, lo anterior
en tanto se trata del ejercicio de una potestad discrecional técnica, sin que
implique la delegacion en otra institucion publica el ejercicio de la competencia
legal de fijacion tarifaria, al amparo del canon 31 de la Ley 7593. (...) Para ello
afadio, puede establecer tarifas puntuales o bandas tarifarias, que no son otra
cosa que una secuencia posible de tarifas autorizadas. (...) Advirtio el Tribunal,
el sistema de bandas tarifarias escogido por ARESEP en las resoluciones 152-
2011, 161-2011 y 796-RCR-2012, encuentra sustento en el marco normativo
y en los estudios técnicos expuestos en el contenido de las resoluciones
indicadas (...)”

Finalmente, la Sala Primera en la sentencia N.° 000506-F-S1-2010, dictada a
las 9:45 horas del 30 de abril de 2010, y por el Tribunal Contencioso
Administrativo, Seccién Cuarta, mediante la sentencia N.° 78-2016-1V, dictada
alas 8:20 horas del 7 de setiembre de 2016, la cual establecié en lo de interés:

“(...) En apego a lo anterior, es la ARESEP quien tiene la competencia para
fijar las tarifas y precios de conformidad con las metodologias que ella misma
determine y velar por el cumplimiento de las normas de calidad, cantidad,
confiabilidad, continuidad, oportunidad y prestacion Optima de los servicios



publicos que enumera el articulo 5° de la Ley N° 7593, incluyendo la energia
eléctrica en las etapas de generacién, transmision, distribucion vy
comercializacion, (articulo 5° inciso a) de la Ley N° 7593), para lo cual ostenta
facultades técnicas exclusivas y excluyentes. (...)

En criterio de este Tribunal la ARESEP se encuentra facultada para elegir el
método técnico para la fijacién de un precio que garantice el servicio al costo
y el equilibrio financiero del prestador del servicio publico regulado. Se trata
del ejercicio de una potestad discrecional técnica, sin que impliqgue la
delegaciéon en otra institucidbn publica del ejercicio de la competencia
legal de fijacion tarifaria, al amparo del articulo 31 de /a Ley 7593. (...)

De tal manera, la Aresep tiene amplias potestades para establecer y utilizar
metodologias que considere convenientes, en tanto se respete el principio el
servicio al costo, la razonabilidad, proporcionalidad, las reglas de la ciencia y
técnica o de los principios elementales de justicia, l6gica o conveniencia y no
se atente contra el equilibrio financiero del prestador del servicio publico
(articulos 119 del Cddigo Procesal Contencioso Administrativo en
concordancia con los articulos 15, 16, 158 inciso 4 y 160 de la LGAP).

Aunado a lo anterior, resulta necesario hacer referencia sobre el tema de la
discrecionalidad técnica de la Aresep, para elaborar, definir y establecer
metodologias tarifarias, y las competencias exclusivas y excluyentes de ésta,
entre otras cosas, para determinar las metodologias y modelos tarifarios que
le permitan ejercer su funcién regulatoria, ello de conformidad con los articulos:
4, 5 inciso f); 6, 31, 36 inciso d); 53 inciso n); todos de la Ley N.° 7593, asi
como el articulo 6 inciso 16) del RIOF. Asi las cosas, la discrecionalidad es
para elegir en una primera etapa entre uno o varios métodos técnicos que
serdn los que se aplicaran en un segundo momento después de su
formalizacién, etapa en la que opera una reduccion de la discrecionalidad de
la Aresep.

En este sentido, la sentencia del Tribunal Contencioso Administrativo, Seccion
VIII, N.° 75-2010 del 31 de agosto de 2010 (reiterada en el voto de la Seccion
Segunda de ese Tribunal, N.° 78-2011-1l de las 14:10 horas del 25 de agosto
de 2011), en lo de interés dispuso:

“(...) Las potestades que ostenta el ente regulador por disposicion de ley, son
de caracter exclusivo y por ende excluyente de cualquier otro 6rgano o ente
publico. No obstante, la decision final que adopte ARESEP no es de caracter
absolutamente discrecional. Sefala la sentencia de comentario que si bien es
cierto esa Autoridad Reguladora cuenta con una potestad
discrecional técnica para establecer los modelos de calculo,
conforme al trdmite previsto por la ley, no sucede lo mismo en la fijacion
de las tarifas (...)”. (El resaltado no es del original).



Adicionalmente, en el dictamen de la Procuraduria General de la Republica
(PGR), C-023-2017 del 1 de febrero de 2017, se sefialé:

“(...) Forma parte de la competencia de la ARESEP tanto la potestad tarifaria
como la elaboracion, definicion y establecimiento de metodologias o0 modelos
tarifarios. (...) la fijacion de tarifas es competencia exclusiva y excluyente de
la Autoridad Reguladora. (...)

Por otra parte, el dictamen legal aportado por la Aresep enfatiza que la
elaboracion, definicibn y establecimiento de metodologias o modelos
tarifarios en los servicios especiales de transporte remunerado de personas
compete a dicho Ente. Y en efecto, dicha competencia deriva expresamente
de la Ley de la Aresep. Sobre el particular, hemos indicado:

“Ahora bien, no cabe duda que [sic] la definicion de metodologias 0 modelos
tarifarios forma parte esencial de la competencia tarifaria conferida a la
ARESEP. Y asi se desprende de lo dispuesto, entre otros, en los articulos
25, 29, 31 y 36 de la Ley de creacion de la ARESEP. - Los numerales
indicados, por su orden, disponen: (...)

Conforme con la normativa transcrita, la ARESEP esta legitimada para emitir
y publicar los reglamentos técnicos, que especifiquen las condiciones de
calidad, cantidad, contabilidad, continuidad, oportunidad y prestacién optima,
con que deberan suministrarse los servicios publicos (articulo 25).
Ademas, para formular y promulgar las definiciones, los requisitos y las
condiciones a que se someteran los tramites de tarifas y precios de los
servicios publicos (articulo 29). Y dentro de estas definiciones,
indudablemente, estan los modelos de ajuste tarifario, que la ARESEP debe
elaborar y aplicar en funcion de la modificacion de variables externas a la
administracion de los prestadores de los servicios, tales como inflacion, tipos
de cambio, tasas de interés, precios de hidrocarburos, fijaciones salariales
realizadas por el Poder Ejecutivo y cualquier otra variable que considere
pertinente (articulo 31, parrafo tercero)”. Dictamen C-416-2014 antes citado.

Procede, entonces, reafirmar que la Autoridad Reguladora de los Servicios
Plblicos es el ente competente para establecer las metodologias o
modelos tarifarios que determinaran las tarifas de los servicios publicos
sometidos a su potestad, incluidos los servicios especiales. (...)



e) Regulaciéon que abarca la potestad tarifaria del servicio, por lo que las partes
no son libres para determinar cual es la tarifa aplicable ni establecer el modelo
0 metodologia tarifaria aplicable. (...)”

Dictamen, que concuerda con lo analizado por el Tribunal Contencioso
Administrativo y la Sala Primera en la sentencia supra citada 000600-F-S1-
2020, al revisar la legalidad del ejercicio de la discrecionalidad técnica de la
Aresep, dispuso:

“(...) el marco normativo en materia de fijacion de precios del servicio publico
exige que sean revisados y ajustados a la realidad sobre criterios facticos,
cientificos o juridicos en cumplimiento del interés publico y en aplicacion de
los Principios de Inderogabilidad Singular de los Reglamentos e Igualdad, sin
que la tarifa fijada y el método de calculos puedan mantenerse estéticos en el
tiempo.”

De tal suerte que, la Aresep al definir, elaborar o modificar una metodologia o
modelo tarifario con base en sus competencias exclusivas y excluyentes,
aplica potestades discrecionales, las cuales consiste en un ambito de libertad
en la toma de una decision, que le permite al Ente Regulador elegir entre
diferentes alternativas sobre criterios 0 aspectos, que no son necesariamente
juridicos.

Por otra parte, y tal como se indicé en los antecedentes, mediante la resolucion
RE-0206-JD-2021 del 5 de octubre de 2021 (publicada en el Alcance N.° 209
aLa Gaceta N.° 199 del 15 de octubre de 2021), la Junta Directiva de la Aresep
aprobo la “Politica Regulatoria de la Autoridad Reguladora de los Servicios
Publicos”.

Esta Politica establece expresamente que uno de los principios por los cuales
debe regirse la regulacion es la eficiencia, indicandose que la Aresep “Procura
la prestacion eficiente de los servicios publicos de manera que se traduzca en
tarifas justas, que aseguren la asequibilidad a la poblacion y la competitividad
del pais.”

Adicionalmente, la Politica Regulatoria aprobada por la Junta Directiva
establece la “Regulacion que promueva la eficiencia” como uno de los pilares
de la regulacion, indicando que:

“...) se propiciara el desarrollo de instrumentos regulatorios que emitan
sefales econdmicas claras para los diferentes tipos de usuarios, que impulsen
la eficiencia en la prestacion y en el uso de los servicios publicos.



Desde esta perspectiva se comprende el servicio al costo como un principio
de la regulaciébn que persigue introducir la eficiencia en la asignacién de
recursos en la prestacion de los servicios publicos regulados. El servicio al
costo debe entenderse como un costo eficiente y necesario para la prestacion
del servicio. Este es el costo que se entiende para el equilibrio financiero en el
marco de una industria.”

Adicionalmente, uno los principios de esta Politica es la eficiencia, sefialando:

“La eficiencia esta al servicio de la eficacia. El principio exige una correcta
planificacion, la maximizacién de los recursos disponibles, la racionalidad en
la priorizacion y asignacion del gasto y la inversion, la fijacion de estandares,
la especializacién, hacer bien las cosas al menor costo posible. Obliga a
examinar la necesidad e idoneidad de los medios: organizacion, recursos:
humanos, materiales, financieros y juridicos y su gestion, en relacién con los
fines. Procura la prestacion eficiente de los servicios publicos de manera que
se traduzca en tarifas justas, que aseguren la asequibilidad a la poblacion y la
competitividad del pais”.

Ademas, uno de los pilares de esta Politica es que la regulacion promueva la
eficiencia, definiendo para ello el objetivo especifico 3 que indica:

“Desarrollar una regulacion que provea las sefiales necesarias para llevar la
prestacion de los servicios publicos hacia la senda de la eficiencia, la eficacia,
tanto de manera individual, por sector o industria, considerando el principio de
servicio al costo eficiente, la aplicacién de enfoques regulatorios comparados
y ejercicio de un modelo regulatorio oportuno, apoyado en las mejores
practicas y en la articulacion de los instrumentos de politica”.

2. Sobre la regulacién del servicio de suministro de energia eléctrica en
Costa Rica

Tratdndose del sector eléctrico en Costa Rica, la definicion de politicas y
planes nacionales referentes a este sector, que orientan las acciones de los
agentes, corresponde a la Secretaria de Planificacion Subsectorial de Energia
(SEPSE), perteneciente al Ministerio de Ambiente y Energia (MINAE), ente
gue elabora el Plan Nacional de Energia -PNE), - (actualmente, rige el VII Plan
Nacional de Energia 2015-2030), y el Ministerio de Planificacion Nacional y
Politica Econdémica, con el Plan Nacional de Desarrollo (PND), a los cuales
esta sujeta la Aresep, segun dispone el articulo 1° parrafo segundo, de la Ley
de la Aresep.



Tal y como se indico en la seccion precedente, la labor de regulacion del
servicio de suministro de energia eléctrica en todas sus etapas esta a cargo
de la Aresep, segun se indico, en el articulo 5.a) la Ley N.° 7593. La prestacion
de este servicio publico, como cualquier otro, amerita por parte de la Aresep,
la fijacion de tarifas, ello de conformidad con la normativa aplicable y las
metodologias que se establezcan al efecto.

En cuanto al servicio de suministro de energia eléctrica, la Aresep debe
realizar su labor también con vista en el "Reglamento Sectorial de Servicios
Eléctricos", Decreto 29847-MP-MINAE-MEIC, que dispone lo siguiente:

"Articulo 1°. Campo de aplicacion. Este Reglamento define y describe las
condiciones principales en que debe suministrarse el servicio eléctrico, en
condiciones normales de explotacion.”

Su aplicacién es obligatoria para las empresas eléctricas que se encuentren
establecidas en el pais o que llegaren a establecerse bajo régimen de
concesion, de conformidad con las leyes correspondientes.

Las condiciones aqui estipuladas pueden ser ampliadas y detalladas parcial o
totalmente por los términos del contrato de prestacion del servicio, suscrito
entre el abonado y la empresa eléctrica, previa autorizacion de la Autoridad
Reguladora, siempre y cuando no se afecten las condiciones del servicio a
terceros.

"Articulo 2°. Objeto. El presente Reglamento define y dispone las condiciones
generales bajo las cuales se ejercera la regulacion del servicio eléctrico que
brindan las empresas a los abonados y usuarios, en las areas técnicas y
economicas."

Asimismo, el "Reglamento de Concesiones para el Servicio Publico de
Suministro de Energia Eléctrica” (Decreto 30065-MINAE) establece:

"Articulo 2°- Este Reglamento tiene como objeto establecer los requisitos y
regulaciones de las concesiones en materia de prestacion del servicio publico
de suministro de energia eléctrica, en concordancia con los Articulos 5 inciso
a) y 9 de la Ley N° 7593

(...

Articulo 3°- ElI MINAE, tramitara todo lo relacionado con el otorgamiento y
cancelacion de las concesiones de servicio publico de suministro de energia
eléctrica en sus etapas de generacion y distribuciébn y comercializacién
de energia eléctrica, excepto aquellas solicitudes amparadas a la Ley N°
7200 y sus reformas, las cuales seran tramitadas por la ARESEP, segun lo
dispuesto en el articulo 9 de la Ley N° 7593.”



Ahora bien, el sistema de suministro eléctrico comprende el conjunto
de medios y elementos Utiles para la generacion, la transmision, la
distribucion y la comercializacion de la energia eléctrica.

Dependiendo de la etapa en la que se encuentre el servicio de suministro de
energia eléctrica, asi sera la intervencion de los diversos participantes del
sector y conforme a ello, la Aresep fijara las tarifas respectivas.

Resulta importante mencionar, que la PGR, en el dictamen C-293-2006 del
20 de julio de 2006 reiterd la competencia de la Aresep, para la fijacion de
tarifas sobre el servicio publico de suministro de energia eléctrica en
todas sus etapas. Cita en lo de interés:

"(...) El suministro de energia eléctrica en las etapas de generacion,
transmision, distribucién y comercializacién es un servicio publico. Debido a
esa naturaleza, el inciso a) del articulo 5 de la Ley N° 7593 le otorga
competencia a la Autoridad Reguladora de los Servicios Publicos para fijar
los precios y tarifas del suministro de energia eléctrica en esas etapas
de generacion, transmision, distribucion 'y comercializacion. Como
puede observarse, la ley le otorga a la ARESEP la competencia para la
fijacion de tarifas sobre el servicio publico de suministro de energia eléctrica
en todas sus etapas, o sea desde su generacion hasta su comercializacion

(..)"

En esa linea, se debe indicar que la generacion distribuida en cuanto a la
medicion neta sencilla fue delimitada por lo establecido en el dictamen de la
PGR C-165-2015 del 25 de junio de 2015 y el Decreto Ejecutivo N° 39220-
MINAE, "Reglamento Generacion Distribuida para Autoconsumo con Fuentes
Renovables Modelo de Contratacion Medicion neta sencilla”; reglamento que
fue derogado en su totalidad por el Decreto 43879-MINAE “Reglamento a La
Ley de Promocién y Regulacién de Recursos Energéticos Distribuidos a partir
de Fuentes Renovables, N°10086 del siete de enero del 2022”, en su articulo
29; publicado por el Poder Ejecutivo en el Alcance N° 17 a la Gaceta N° 18 del
01 de febrero de 2023.

3. Sobre el sustento legal para la regulacién de la generacién distribuida

3.1. Ley N° 10086 “Ley para la promocion y regulacion de recursos
energéticos distribuidos a partir de fuentes renovables”

La ley tiene como objetivo establecer las condiciones necesarias para
promover y regular, bajo un régimen especial de integracion eficiente, segura
y sostenible, las actividades relacionadas con el acceso, la instalacion, la
conexion, la interaccion y el control de recursos energéticos distribuidos
basados en fuentes de energia renovables. (Ley N° 10086, Articulo 1).



En cuanto a su alcance, la Ley N° 10086 es aplicable a todo
abonado, generador distribuidor, persona fisica o juridica que posee u
opera DER, empresas distribuidoras y demas participantes del SEN, el
MINAE, la Aresep y operador del sistema. (Ley N° 10086, Articulo 3).

Asimismo, se establece en lo conducente en el articulo 6 de la Ley N° 10086
que, son funciones de la Aresep:

(..)

a) Dictar, aprobar, y fiscalizar el cumplimiento de todos los instrumentos
regulatorios requeridos para asegurar la calidad, confiabilidad y seguridad, asi
como para la integracion eficiente, segura y sostenible de los recursos
energéticos distribuidos y los servicios auxiliares que estos puedan prestar,
segun lo dispuesto en la presente ley, en estricto apego a los principios
regulatorios que orientan el proceso de regulacién econémica y de la calidad
de servicio publico relacionado con el suministro de energia eléctrica, en las
etapas de generacion, transmision, distribucion y comercializacion.

b) Fijar las tarifas que sean necesarias para la adecuada integracion de los
recursos energéticos distribuidos que se interconecten a las redes del SEN,
segun lo dispuesto en la presente ley, para el éptimo desarrollo de la energia
eléctrica en Costa Rica y el mayor interés publico la fijacién tarifaria debe
garantizar que no se creen subsidios o cargas econdémicas en favor de
aquellos usuarios que posean o instalen recursos energéticos distribuidos y en
detrimento de abonados y participantes del SEN, atendiendo las buenas
practicas de la contabilidad regulatoria, debiendo separarse los cargos de los
recursos energéticos distribuidos de las empresas distribuidoras por costos
fijos y costos variables del SEN.

Las tarifas para la integracion y operacion de los recursos energéticos
distribuidos deben considerar el costo de los servicios auxiliares y respaldo
gue brinda el SEN, la disponibilidad de la red, los costos de interconexién y
acceso, los peajes de distribucion y transmision, los costos e inversiones en la
red, asi como cualquier otro que la ARESEP establezca mediante el
instrumento regulatorio aplicable al efecto.

c) Dictar el instrumento regulatorio aplicable que fije el precio de compra de
excedentes entre las empresas distribuidoras; asi como entre las empresas
distribuidoras y el generador distribuido, asi como de prestacion de servicios
auxiliares, definidos en el articulo 12 de la presente ley.



(..)

f) Definir y formalizar el instrumento regulatorio requerido para la
elaboracion de estudios que deberan aplicar:

i) Las empresas distribuidoras para determinar la capacidad de penetracion de
los distintos recursos energéticos distribuidos por circuito de distribucion
que se integran con las redes de distribucién del SEN.

i) EI OS para determinar la capacidad de penetracidon segura de generacion
que utiliza fuentes renovables en el SEN.

g) Dictar el instrumento regulatorio para habilitar la integracion de los recursos
energéticos distribuidos al SEN.

(..)

m) Dictar y aplicar los instrumentos regulatorios necesarios para regular los
servicios de interés general vinculante; al servicio publico establecidos en la
presente ley, asi como definir los requisitos y las condiciones para otorgar la
habilitacion de estos; los cuales estaré-'m sujetos a las obligaciones de servicio
publico tales como (i) calidad, (ii) cantidad, (iii) confiabilidad, (iv) continuidad,
(v) oportunidad, (vi) seguridad, (vii) tarifas, (viii) garantias de acceso al servicio,
(ix) prestacion 6ptima, (x) suministro de informacion.

(..)

Como se puede observar la Ley N° 10086, dispone que la Aresep ejerza al
amparo de sus competencias, la regulacién de los servicios de interés general
(que asi corresponda), aunque no se traten de servicios publicos en el sentido
estricto, tomando en consideracion que conforme al articulo 6 de dicha ley, la
Aresep debe ejercer dichas funciones.

Ahora bien, sobre los servicios de interés general, de conformidad con el
articulo 2 inciso s) de la Ley N° 10086, se indica lo siguiente:

“... servicios o actividades econdémicas accesorias o complementarias
vinculados al servicio publico de suministro de energia en todas sus etapas,
para satisfacer necesidades de interés general sujetas a obligaciones
especificas de servicio publico técnico, financiero y contable que establezca la
Autoridad Reguladora de los Servicios Publicos, en el marco de la presente
ley.”

Se desprende de lo anterior, que los servicios de interés general como lo es la
compra-venta de excedentes de energia eléctrica producto de la generacion
distribuida para autoconsumo, no son servicios publicos en si mismos, pero



pueden estar directamente vinculados a un servicio publico, el de suministro
de la energia eléctrica en todas sus etapas, lo que implica que podrian
coadyuvar en la satisfaccion del interés general.

Tal y como lo analizé la DGAJR de la Aresep mediante el oficio OF-0045-
DGAJR-2022 -el cual analiz6 la implicaciones sobre el pago del canon de
regulacion a favor de la Aresep-, y de lo cual esta Fuerza de Tarea coincide,
la Ley 10086, establecié que los servicios de interés general son servicios o
actividades econdmicas accesorias o0 complementarias vinculadas a un
servicio publico expresamente regulado por la Aresep, de forma que, se
podrian encontrar intimamente asociadas a dicha regulacion, lo que implica
que, a fin de prever una prestacion adecuada de dicho servicio publico, su
regulacion se debe extender a los servicios vinculados a éste, de manera que
se verifigue que efectivamente se interrelacionan a la red eléctrica,
colaborando y permitiendo una prestacion conforme a la Ley N° 7593.

Si bien los servicios de interés general, como en el caso que nos ocupa, no
necesariamente se encuentran automaticamente regulados por la Aresep,
pasan a formar parte de dicho ambito de regulacién (en aplicacion de la Ley
N° 10086 y N° 7593), en el tanto, efectivamente se encuentren interactuando
con la red eléctrica. Es decir, debe considerarse que los servicios de interés
general se asocian al servicio de suministro de energia eléctrica y por ende, al
ambito de la regulaciéon, en el momento en que se interconectan con el SEN,
sea entregando o no excedentes a la red (incisos k y m) del articulo 2 de la
Ley N° 10086), pues dicha interconexion, implica que se es parte de la red
eléctrica, lo que claramente, puede tener implicaciones sobre la operacion y
funcionamiento de ésta.

De lo anterior, se puede concluir que, los servicios de interés general
(dispuestos en articulo 11) entre otros la venta de excedentes de energia
eléctrica producto de la generacion distribuida para autoconsumo, la Ley N°
10086 dispone en su articulo 6, las funciones que le corresponde efectuar a la
Aresep.

Dichas funciones reflejan en conjunto el ejercicio de todas las potestades que
se le han asignado a la Aresep mediante la Ley N° 7593, fiscalizacion,
normativa, tarifaria y sancionadora, de modo que, el legislador esta
disponiendo que este Ente Regulador, le debe dar a dichos servicios un trato
regulatorio con la misma amplitud que a los servicios publicos definidos en el
articulo 5 de la Ley N° 7593. Lo anterior, en el entendido de que, dichos
servicios de interés general efectivamente tengan una operacion que
interactua con la red eléctrica.



3.2. Reglamento a la Ley de promocidén y regulacion de recursos
energéticos distribuidos a partir de fuentes renovables (Decreto N°
43879-MINAE)

El decreto ejecutivo N.° 43879-MINAE publicado en el Alcance N.° 17 a La
Gaceta N.° 18 del 1 de febrero 2023, derogdé el Decreto 39220 aprobado para
introducir y regular la generacion eléctrica distribuida en Costa Rica.

El Decreto 43879 MINAE se justifica en base a los considerandos que se
mantiene en vigencia un plan nacional de descarbonizacion para sustituir los
derivados del petrdleo por energia eléctrica, y que los recursos energeéticos
constituyen factores esenciales y estratégicos para el desarrollo socio
econdémico y sostenible del pais, por lo que es indispensable planificar su
desarrollo a fin de asegurar el abastecimiento oportuno y eficiente de
electricidad, y de esta forma generar una estrategia de gestion que le permita
a los entes del estado relacionados con la actividad energética, la participacion
y alianza con los sectores de la sociedad, y asi, reducir la vulnerabilidad de
nuestra economia a factores externos.

Asi pues, de conformidad con el articulo 1 del Decreto 43879 MINAE, se
establece el objetivo de esta norma, en el cual se indica lo siguiente:

Articulo 1. Objetivo. El objetivo del presente reglamento, es regular en
complemento con la ley 10086 la integracion de los Recursos Energéticos
Distribuidos que interactien con el Sistema Eléctrico Nacional en las
modalidades que indica la Ley, bajo los criterios de eficiencia, confiabilidad,
continuidad, seguridad y sostenibilidad que se encuentran en la
reglamentaciones dictadas por el MINAE y ARESEP.

En el articulo 3 de dicho cuerpo normativo dispone es de aplicacion obligatoria
para todos los abonados, generadores distribuidos, personas fisicas o juridicas
que posean, operen, disefien, ensamblen, instalen, conecten, integren,
controlen un recurso de energia renovable, ya sea para uso en las
instalaciones de los usuarios finales o para ser interconectados al sistema
nacional eléctrico asi como a las empresas eléctricas cuando sus DER o
dispositivos de energia renovable sean interconectados al SEN, en sus
diferentes modalidades y servicios auxiliares asociados a ser definidos por la
Aresep.

Es de suma importancia el decreto por cuanto no solo regula a los abonados
eléctricos y a las empresas distribuidoras, sino que también a las personas
fisicas o juridicas involucradas con el ensamble, integracion e instalacion de
los dispositivos 0 equipos conocidos de ahora en adelante como DERs.



3.3. Norma Técnica de Planeacion, Operacion y Acceso, al Sistema
Eléctrico Nacional (AR-NT-POASEN)

La primera version de esta norma técnica se publico en el Alcance N.° 12 a La
Gaceta N.° 69 del 8 de abril de 2014, cuyo propdsito es definir un marco
regulatorio que articule el SEN en su totalidad y su ultima actualizacion fue
realizada por la Junta Directiva mediante resolucion RJD-030-2016 publicada
en el Alcance N.° 25 a La Gaceta N.° 37 del 23 de febrero de 2016, con el fin
de atender lo dictaminado por la PGR en su Dictamen C-165-2015 del 25 de
junio de 2015, donde concluyé que la generacion distribuida con fuentes
renovables para autoconsumo, en su modalidad de neteo simple, no
constituye un servicio publico, por ser actividad realizada por los abonados a
efecto de cubrir sus propias necesidades de energia eléctrica, mediante la
aplicacion de tecnologias disponibles de generacion eléctrica para
autoconsumo y que son instaladas por iniciativa propia.

Asimismo, al no haberse promulgado en aquel momento la Ley N.° 10086, la
PGR concluyé en entonces que la medicidbn neta completa debia ser
considerada dentro de la prestacion de servicio publico sujeta a lo dispuesto
en la Ley N. 7200 y la Ley de la Aresep. Por lo que la generacién distribuida
con venta de excedentes requeria concesion de servicio publico, conforme lo
dispuesto en las citadas Leyes y sus reformas.

Al analizar la dltima version vigente de la AR-NT-POASEN, se sefiala que en
lo relativo a Generacion Distribuida se contemplan aspectos que regulan la
relacion empresa distribuidora y productores consumidores y las modalidades
de generacion distribuida para autoconsumo con fuentes renovables
interconectadas a la red, asi como cumplimiento de normativa técnica en
materia de distribucion, para que la conexién de estos elementos no vaya a
ocasionar afectacion al sistema de distribucion eléctrica, siendo sujeta de
revision de la normativa técnica vigente a partir de la entrada en vigor de la
Ley N.°© 10086.

3.4. Norma Técnica de Supervision de la comercializacion del suministro
eléctrico en bajay media tensién (AR-NT-SUCOM)

Esta norma técnica resulta importante debido a que define entre otros
aspectos las condiciones técnicas, comerciales y contractuales entre el
abonado productor y la empresa distribuidora. Segun esta norma, todo aquel
abonado que desee generar su propia electricidad debera suscribir un contrato
con la empresa distribuidora de servicio eléctrico, asi lo estipula el capitulo XVI
en su articulo 127: “Cualquier abonado o usuario actual o futuro, puede
constituirse como abonado o usuario productor, mediante la firma de un
‘Contrato de interconexion para abonados productores”.



VI.

Es importante destacar que el MINAE, con el objetivo de homologar elementos
contractuales entre las partes (abonado productor y empresa distribuidora),
definié un contrato tipo para el servicio de interconexién. Esto brinda cierta
seguridad al abonado, en el sentido de que los elementos descritos en el
contrato son avalados por el ente rector.

Asimismo, el abonado productor debera cancelar lo correspondiente al costo
por acceso e interconexion a la red de distribucion, al respecto el articulo 133
dicta: “El abonado-productor deberd cancelar mensualmente a la empresa
eléctrica el costo de acceso e interconexion a la red de distribucion, segun lo
establezca la Autoridad Reguladora’.

Ademas, el abonado productor debera de cancelar en su facturacion los
cargos relacionados con el alumbrado publico, segun se indica en el articulo
135:

“Los productores consumidores pagaran el alumbrado publico sobre el total de
la energia retirada de la red, la cual se entendera como la sumatoria de la
energia retirada del consumo diferido asociado a la generacion para
autoconsumo en su modalidad contractual medicién neta sencilla y la energia
vendida por la empresa distribuidora.”

En resumen, la norma técnica AR-NT-SUCOM regula elementos técnicos
ingenieriles de calidad del suministro eléctrico. Ademas, establece los
aspectos comerciales y contractuales entre los distintos tipos de abonados
(incluyendo el abonado productor) con las empresas distribuidoras, para lo
cual, asigna todo un capitulo al respecto.

Al igual que la norma AR-NT-POASEN, la AR-NT-SUCOM vigente se
encuentra actualmente en un proceso de revision a partir de la entrada en vigor
de la Ley N.° 10086, la cual, como se ha indicado, representa una serie de
cambios significativos en el marco legal, econdmico y técnico de los recursos
energéticos distribuidos.

Que del informe IN-0038-CDR-2022, citado y que sirve de base para la
presente resolucion, se extrae que la propuesta de método de célculo para la
fijacion de los cargos de interconexion a las redes de distribucion aplicable a
los recursos energéticos distribuidos se basa y fundamenta en lo siguiente:



CAPITULO I; METODO DE CALCULO PARA LA FIJACION DE LOS
CARGOS DE INTERCONEXION A LAS REDES DE DISTRIBUCION
APLICABLE A LOS RECURSOS ENERGETICOS DISTRIBUIDOS

(...)
4 JUSTIFICACION

La evolucion tecnolégica de los recursos energéticos distribuidos y su
acelerada incorporacion a la red eléctrica nacional hacen necesaria la revision
periddica y oportuna de la regulacién en materia de generacion distribuida,
tanto en sus aspectos técnico-ingenieriles como en lo que respecta a las
sefiales de precio e impacto de dichos recursos distribuidos sobre la
sostenibilidad financiera del modelo eléctrico costarricense; en este aspecto
destaca la asignacion real de costos de interconexion a la red eléctrica, acceso
y cargos de potencia, entre otros, aplicables a los recursos energéticos
distribuidos.

Diferentes estudios y diagndésticos, como los realizados por la Universidad de
Costa Rical(2015), Universidad Pontificia Comillas? (2020) y la firma Deloitte?
(2020), sobre regulacion técnica y econdmica de generacion distribuida han
evidenciado la necesidad de modificar las metodologias tarifarias actuales
relacionadas con la generacién distribuida, siendo el objetivo de este informe
la determinacién de los cargos por interconexion asociados a esta actividad.

4.1 Propuesta de calculo de la tarifa de interconexion para el productor
consumidor

La Autoridad Reguladora en 2015 aprobd un instrumento regulatorio
denominado "Metodologia de fijacion del precio o cargo basico por
interconexidon de generadores a pequefia escala para autoconsumo con el
Sistema Eléctrico Nacional (SEN) con fundamento en la norma AR-NT-
POASEN", aprobado mediante resolucion RJD-022-2015, la cual tenia como
principal objetivo la estandarizacion de un procedimiento de calculo de los
cargos de interconexion aplicable a las empresas distribuidoras.

Conforme con dicha metodologia, la tarifa de interconexién debe incluir los
costos asociados con los siguientes elementos:

a) Solicitud de conexién.

b) Estudio de viabilidad técnica del punto de interconexion (articulo 126
de la norma AR-NT-POASEN) e inspeccion preliminar.

c) Inspeccidn final y puesta en servicio.

1 Universidad de Costa Rica, Andlisis Técnico-Financiero de la Generacion Distribuida en la CNFL.

2 Universidad Pontificia Comillas, Informe final de la contratacion servicios profesionales para
determinar criterios y métodos calculo para cargos generacion distribuida en Costa Rica.
Contratacion N° 2019LA-000011-00083-00001 entre la Universidad Pontifica de Comillas y Aresep.
3 Deloitte, Apoyo Técnico para el desarrollo del sector eléctrico en Costa Rica: Recomendaciones
sobre Regulaciones y Normas Técnicas para Generacién Distribuida y Sistemas de Almacenamiento
de Energia



d) Reinspeccion (en caso de que la etapa c resulte infructuosa).

Dicha metodologia tarifaria fue derogada mediante la resolucion RJD-030-
2016 a raiz del criterio de la PGR C-165-2015y del Decreto Ejecutivo N°39220.
A la luz de la Ley N°10086 “Promocion y Regulacion de Recursos Energéticos
Distribuidos a Partir de Fuentes Renovables”, asi como el comportamiento
actual de las empresas distribuidoras respecto al tema de interconexion, la
evolucién y penetracion de la generacion distribuida, y en cumplimiento del
marco juridico y reglamentario vigente, se considera necesario el desarrollo de
una nueva propuesta de metodologia tarifaria para el célculo de la tarifa o
cargos de interconexion a las redes de distribucién de electricidad aplicable a
los recursos energéticos distribuidos, considerando los mismo elementos con
los que habia sido planteada en 2015, mediante Resolucién RJD-022-2015.

Para ello es necesario realizar el analisis actualizado de los costes de cada
una de las partidas incluidas en la metodologia del calculo del cargo por
interconexién que planteaba la citada resolucion, procurando cumplir con el
principio de equidad entre los consumidores, garantizando la no creacion de
subsidios cruzados entre usuarios que cuenten con recursos energeticos
distribuidos interconectados a la red de distribucion y abonados del servicio de
suministro de energia eléctrica en la etapa de distribucion, lo anterior, en favor
de aquellos usuarios que posean o instalen recursos energéticos distribuidos
y en detrimento de abonados y participantes del SEN.

4.1.1 Experiencia internacional

Como parte de la contratacion desarrollada por el Instituto de Investigacion
Tecnologica (IIT) de la Universidad Pontificia Comillas en 2019 se solicité un
analisis de la experiencia internacional.

A continuacion, se presenta un extracto de este analisis donde se aprecia que
los cinco paises analizados (Colombia, Espafia, Reino Unido, Hawai (Estados
Unidos) y Brasil) tienen requerimiento de solicitud de interconexion.

“A continuacion, se muestran las tablas resumen para la comparacion de los
paises incluidos en el andlisis. La Tabla 3 muestra el marco normativo aplicado
en cada pais, es decir, la regulacion aplicable, los limites individuales de
potencia instalada para las actividades de autoconsumo o0 generacion
distribuida, si se requiere de una solicitud de interconexion, los medidores
requeridos, la responsabilidad de pago de los refuerzos de red necesarios y si
se permite el autoconsumo compartido y el autoconsumo virtual.



Colombia Espafa Reino Unido Hawai Brasil
Regulacion aplicable CREG RESOLUCION No. RD 1600/2011 EREC G98 Rule N.° 14 PRODIST Médulo 3
030 DE 2018 RD 244/2019 EREC 99
Limite de potencia Autoconsumo: 100 kW 3,6/11,04 kW Sin limite Micro: 75 kW
instalada 1MW Hasta 50 MW Mini: 5 MW
Generacion distribuida: 5
MW
Requerimiento de Si Si, Si, Si, instalaciones sin Si
solicitud de autoconsumo sin EREC G98 exento excedentes exento
interconexion excedentes exento
Medidor Bidireccional Bidireccional o doble Bidireccional Generacion neta Bidireccional o doble
medidor medidor
Pago de refuerzos Solicitante Solicitante Solicitante Solicitante Micro: exenta
Mini: Solicitante
Autoconsumo No Hasta 100 kW Si Si, Community solar  Si
compartido a 500 m
Autoconsumo virtual No No No No Si, pero con intencion

de revisar

Tabla 3. Comparacion Internacional

. Marco normativo.”



VII.Que del informe IN-0052-CDR-2022, citado y que sirve de base para la
presente resolucidn, se extrae que la propuesta de método de calculo para la
fijacion de la tarifa de acceso a las redes de distribucion por parte del
generador distribuido se basa y fundamenta en lo siguiente:

CAPITULO II: METODO DE CALCULO PARA LA FIJACION DE LA
TARIFA DE ACCESO A LAS REDES DE DISTRIBUCION POR PARTE DEL
GENERADOR DISTRIBUIDO

(...)
1. JUSTIFICACION

4.1 Diagnostico del servicio regulado

Mediante la Ley N° 10086 se defini6 la generacion distribuida para
autoconsumo como el “conjunto de tecnologias o equipos necesarios para la
generacion de energia eléctrica a partir de fuentes de energia renovable
utilizados por el generador distribuido” (articulo 2 inciso h), donde generador
distribuido corresponde a “persona fisica o juridica que posea y opere un
sistema de generacion distribuida para autoconsumo a pequefia escala, a
partir de fuentes de energia renovables, en la modalidad de operacién con
entrega de excedentes a la red, operacion sin entrega de excedentes a la red
y operacion en isla. A los efectos de la presente ley, los generadores de
energia eléctrica autonoma o paralela, al amparo de la Ley 7200, Ley que
Autoriza la Generacion Eléctrica Autonoma o Paralela, de 28 de setiembre de
1990, no se consideraran generadores distribuidos ni podran utilizar sus
concesiones para tal fin” (articulo 2 inciso i) y donde las fuente de energia
renovable se define como “fuentes de energia que estan sujetas a un proceso
de reposicidn natural y que estan disponibles en el medio ambiente inmediato,
tales como: la energia del sol, el viento, la biomasa, el agua, las mareas y olas,
y los gradientes de calor natural” (articulo 2 inciso g).

Asimismo, es importante tomar en consideracion que la Ley N° 10086 define
los recursos energéticos distribuidos de la siguiente manera: “Recursos
energéticos distribuidos; (DER): son tecnologias de generacion vy
almacenamiento conectadas directamente a la red de distribucion, capaces de
exportar potencia eléctrica activa. A los. efectos de la presente ley se
entienden como DER: (a) los sistemas de generacion distribuida para
autoconsumo; (b) los sistemas de almacenamiento de energia y (c)
los vehiculos eléctricos, incluyendo los sistemas de interconexion
0 suplementarios necesarios para cumplir con los requerimientos de la red y
Su gestion de la demanda” (articulo 2 inciso p).



Con el fin de presentar el comportamiento de la generacion distribuida en el
pais se cuenta con los datos de facturacion y generacion por usuario con
sistemas de generacion distribuida y por empresa distribuidora para el
periodo comprendido entre enero del 2017 y diciembre del 2020. Es
importante indicar que, la Ley N° 10086 fue aprobada en 2022, por tanto,
los datos que se presentan a continuacion no reflejan las condiciones
establecidas en la ley para la generacion distribuida.

Cabe sefialar que MINAE dispone de un registro de sistemas de
generacion distribuida para autoconsumo. Al 31 de enero de 2021 se contaba
con 2.252 registros, sumando en su conjunto una capacidad instalada de
73.604,79 kW. Es importante contrastar dicho dato con la capacidad
instalada a nivel nacional reportada por el Centro Nacional de Control de
Energia en su informe anual de 2020, la cual es de 3.537.178,00 kW, por lo
gue la capacidad instalada de generacion distribuida representa un 2,08%
de la capacidad instalada de generacion a nivel nacional.

De acuerdo con los datos disponibles en la Intendencia de Energia, la
generacion distribuida experimentd un crecimiento importante entre estos
afos, durante el 2017 esta actividad representd 0,07% del total de
energia consumida en el pais, mientras que en 2020 ascendi6é a 0,61%.
Llama la atencion que, durante 2020 esta energia llegé a cuadriplicar la
totalidad de energia solar generada por empresas distribuidoras a nivel
nacional (plantas solares de ICE, Coopelesca y Coopeguanacaste).
Cabe sefialar que la generacion distribuida es predominantemente
fotovoltaica, para diciembre 2020 representd un 96,92% del total de
generadores distribuidos, asimismo, para el 2020 la generacion distribuida
con sistemas fotovoltaicos representd el 85,06% del total de energia
generada por este tipo de usuarios.

Segun los datos de facturacion y generacion provistos por cada empresa, en
diciembre de 2017 se contabilizaban 674 generadores distribuidos, cifra que a
finales de 2020 se elevo a 2.234 (231,5% de crecimiento). En diciembre de
2017 el 61% de los generadores contaban con tarifa “residencial” y el 29% con
tarifa “comercial y servicios mondémica”; para 2020 el porcentaje de
generadores con tarifa ‘residencial” disminuyé a 48,5% (considerando
usuarios con tarifa residencial y residencial horaria).



Cuadro 1. Cantidad de generadores distribuidos por afio segun empresa

distribuidora, 2017-2020

Empresa 2017 2018 2019 2020
CNFL 307 476 684 902
Coopealfaroruiz 0 4 5 7
Coopeguanacaste 49 105 146 204
Coopelesca 15 36 57 68
Coopesantos 9 24 33 41
ESPH 45 69 109 127
ICE 248 462 693 851
JASEC 1 7 24 34
Total 674 1183 1751 2234

Fuente: ARESEP con base en los datos aportados por las empresas reguladas, 2021.

Adicionalmente, la energia generada por parte de los generadores distribuidos,
durante 2020 fue considerablemente mayor en comparacion con afos
anteriores (figura 1), caracterizada por una tendencia creciente cuyo maximo
fue alcanzado en el mes de abril. Durante el afio 2017 se gener6 un total de
6,2 GWh; cifra que es nueve veces mayor en 2020 cuando se gener6 57,5

GWh.

Figura 1. Energia generada por los generadores distribuidos, por mes y afo, 2017-

2020
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Fuente: ARESEP con base en los datos aportados por las empresas reguladas, 2021.



En el cuadro 2 se detalla la distribucion porcentual de la energia generada
anualmente por empresa y provincia. La participacion de la CNFL disminuy6 en
cerca de cinco puntos porcentuales durante el periodo analizado y la del ICE en 7,6
puntos porcentuales mientras que ESPH y JASEC experimentaron los incrementos
mas significativos (6,4 y 3,2 puntos porcentuales, respectivamente). Con respecto
a la distribucion por provincia, San José y Alajuela concentran mas de la mitad de
la generacién distribuida en el pais, llama la atencion el caso de la provincia de
Limon, pues pasoé de generar 0,7% del total en 2017 a 7,1% en 2020.

Cuadro 2. Cantidad total de energia generada por afio y distribucién porcentual segun
empresa y provincia, 2017-2020

Caracteristica 2017 2018 2019 2020

Total (kWh) 6.255.092  18.738.744  37.469.104  57.483.769

CNFL 47,6 41,5 39,6 43,1
Coopealfaroruiz 0,0 0,2 0,1 0,3
Coopeguanacaste 5,8 8,1 7,1 5,5

Empresa Coopelesca 3.4 4,0 4,3 52
distribuidora Coopesantos 0,9 45 2,6 1,8
ESPH 2,1 2,7 6,3 8,4

ICE 40,1 38,5 38,2 32,4

JASEC 0,1 0,5 1,8 3,3

San José 41,0 36,0 34,1 36,9

Alajuela 29,3 25,1 23,5 19,3

Cartago 2,1 3,6 6,7 5,2

Provincia Heredia 8,9 9,2 11,9 15,6
Guanacaste 8,9 12,0 10,4 9,9

Puntarenas 9,0 7,8 7,0 6,0

Limoén 0,7 6,3 6,3 7,1

Fuente: ARESEP con base en los datos aportados por las empresas reguladas, 2021.

En la figura 2 se presenta la distribucion por tipo de tarifa del total de energia
generada anualmente. Mas de la tercera parte fue generada por cliente
categorizados como “comercios y servicios monémica” (T-COM), seguido de
la tarifa “comercios y servicios con potencia” (T-COB) donde se generé
alrededor del 23% en 2020 y la de “residencial” con 13,3% respectivamente.
Estos dos ultimos tipos de servicios muestran un cambio importante pues
disminuyo considerablemente su participacion a través de los afos; mientras
que las tarifas “media tensiéon a” (T-MT) e ‘industrial con potencia” (T-INB)
aumentaron su participacion entre 2017 y 2020.



Figura 2. Distribucion porcentual de la energia generada por abonados productores
por afio segun tipo de tarifa, 2017-2020

Comercios y servicios monémica

Residencial

Comercios y servicios con potencia

Industrial monémica

Media tension a

Industrial con potencia

Otras

m2017

[l 3,6%

4,3%

4,2%
5.2%

. 28%

y 0
10,0%

8,4%

W 1,1%

7,6%
9,8%
9,4%

@ 15%
2,0%
1,5%
1,3%

2018 m®m2019 =2020

1/ "Residencial" incluye las tarifas: Residencial (T-RE) y Residencial horaria (T-REH).
2/ "Otras" incluye las tarifas: Preferencial monémica (T-CSM), Preferencial con potencia (T-

CS), Promocional monémica (T-PRM) y Promocional con potencia (T-PRB).
Fuente: ARESEP con base en los datos aportados por las empresas reguladas, 2021

En el afio 2017, el total de abonados productores inyectaron mensualmente
en la red alrededor de 200 MWh, mientras que en 2020 esta cifra fue de 1,9
millones de MWh en promedio por mes. En la figura 3 se muestra la energia
depositada y retirada de la red, se observa la tendencia al aumento en la
energia depositada, congruente con el crecimiento que ha presentado la
actividad durante el periodo estudiado, ademas se observa que casi en todos
los meses la energia depositada es mayor a la energia retirada. Cabe sefalar
que en 2019 y 2020 se han acrecentado las diferencias entre la energia

depositada y retirada.



Figura 3. Cantidad de energia depositada y retirada de la red por mes y afio, 2017-
2020
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Fuente: ARESEP con base en los datos aportados por las empresas reguladas, 2021.

El porcentaje de energia retirada mensualmente por los generadores
distribuidos como parte de la energia depositada ha mantenido un
comportamiento relativamente estable a lo largo del periodo bajo estudio,
ronda entre 65% y 103%, situaciones que se presentaron en abril de 2020
(minimo registrado) y mayo de 2018 (maximo registrado), respectivamente. En
promedio, en 2017 los generadores distribuidos retiraron mensualmente el
87% de la energia que depositaron, en 2018 el porcentaje aumento levemente
siendo de 89%, en 2019 fue de 85% y en 2020 se presento la proporcion mas
baja, siendo de 79%.

La energia depositada en la red mensualmente representa en promedio el 37%
de la energia generada por los abonados productores. En el mes de julio de
2018 se presentd la menor proporcion de energia depositada en relacion con
la energia generada y representa 26,8%, mientras que en abril de 2020 en se
presenta la mayor (45,5%).

Antes de continuar con el analisis, es importante definir el consumo natural, el
cual representa toda la energia consumida por el generador distribuido
independientemente del origen de esta, corresponde a la necesidad energética
en ausencia de cualquier generador en sitio o medio de almacenamiento de
energia; se calcula como la energia generada menos la energia depositada
mas la energia retirada, en términos matematicos se representa de la siguiente
forma:

Noviembre



Donde:

CN;.
EG;
El;;

ER;;

CNi,t = EGi,t + ERi,t - Eli,t

Es el consumo natural del generador distribuido i en el
periodo t.

Es la cantidad de energia generada por el generador
distribuido i en el periodo t.

Es la cantidad de energia inyectada o depositada por el
generador distribuido i en el periodo t.

Es la cantidad total de energia retirada por el generador
distribuido i en el periodo t. (Incluye la energia que se
retira por concepto de consumo diferido y la energia que
se compra a la empresa distribuidora).

El total de energia generada por los abonados productores en 2017 represento
30% de su consumo natural, este porcentaje aument6 en 2020 y fue de 40%;
las mayores diferencias se observan en el sector industrial, donde disminuy6
la proporcién con respecto al consumo natural, debido al ingreso de empresas
con grandes consumos que estan incursionando en la generacion distribuida.
Por su parte, en el sector residencial se observa una tendencia estable en este
porcentaje, aunque se estan desarrollando proyectos mas grandes de
autoconsumo. En general se observa que, para el afio 2020 las residencias
con sistemas de generacion distribuida logran cubrir el 57% de su consumo a
través de la energia que ellos mismos generan (gréfico 4).



Figura 4. Porcentaje de energia generada como parte del consumo natural por afio
segun categoria tarifaria, 2017-2020
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Fuente: ARESEP con base en los datos aportados por las empresas reguladas, 2021.

Dada su localizacién geogréfica, Costa Rica presenta un alto potencial solar;
la mayor radiacion ocurre en la regidn norte de la vertiente pacifica y la regiéon
occidental del pais. Por otra parte, los valores minimos se presentan en la
Zona Norte, parte del Pacifico Central, parte del sector Sureste posterior al
Valle Central y en la region Caribe Norte (Wright, 2006, pag. 45) y (Castro,
1987); consecuente con estas caracteristicas es la distribucion espacial de los
generadores distribuidos en el territorio nacional; en la Figura 1 se observa
este comportamiento para diciembre del afio 2020, tal que en la provincia de
Guanacaste se encontraba el 14% de los generadores distribuidos, que
durante ese afio produjeron el 10% de la energia generada, mientras que en
Limon estaban establecidos el 4% de los abonados productores, que en
conjunto generaron 7,1% de la energia de 2020. Para este mismo afio, la
provincia de San José es la que acumula mayor cantidad de abonados con
sistemas de generacioén distribuida (35%), produciendo alrededor de 37% de
la energia.



Figura 5. Ubicacion geogréfica y energia producida por los generadores distribuidos
agregada por distrito segiin empresa distribuidora, diciembre 2020
(Cifras preliminares)
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Fuente: Autoridad Reguladora de los Servicios Publicos, 2021.

En cuanto a la viabilidad econdmica de la generacion distribuida, en un estudio
de (Universidad de Costa Rica 2015) se determiné que la generacion
distribuida para autoconsumo es mas rentable para abonados productores
residenciales cuyo consumo mensual se encuentra entre 200 kwh y 1500
kWh, en este caso se amortizaria la inversion en alrededor de diez afios. Por
otra parte, para abonados productores con consumo mensual inferior a 200
kwWh el periodo de amortizacién de la inversion realizada es de 30 afios
(suponiendo tarifas y precios del 2015).

En el caso de los abonados productores sujetos a las tarifas industriales y
media tensién, se estima en dicho estudio que la recuperacion de la inversién
se alcanza en alrededor de 15 afios para clientes con consumo eléctrico
mensual menor a 3000 kWh, lo cual resulta en un incentivo al autoconsumo
para estar por debajo del limite de los 3.000 kWh.



Cabe sefalar que, segun el modelo de asignacion de capacidad Optima de
generacion fotovoltaica (maximiza la rentabilidad del generador) y una
probabilidad de instalacion para cada cliente de CNFL para la cual se realizo
el estudio, la mayor probabilidad de instalacion de sistemas fotovoltaicos se
presenta en los cantones con mayor nivel de desarrollo.

La evolucion tecnolégica de los recursos energéticos distribuidos y su
acelerada incorporacion a la red eléctrica nacional desde 2015 a la fecha hace
necesaria la revision periddica y oportuna de la regulacion en materia de
generacion distribuida, tanto en sus aspectos técnico-ingenieriles como para
brindar sefales de precio acordes a dicho contexto e impacto de dicho recurso
distribuido sobre la sostenibilidad financiera del modelo eléctrico
costarricense, y particularmente de la asignacion de costos para los abonados
productores en materia de interconexién a la red, acceso y cargos de potencia,
entre otros.

Es por ello, que diferentes estudios y diagndésticos como los realizados por la
Universidad de Costa Rica, Universidad Pontificia Comillas y la empresa
Deloitte sobre regulacién técnica y econémica de generacién distribuida han
evidenciado la necesidad de modificar las metodologias tarifarias relacionadas
con la generacion distribuida en este caso particular lo relativo a la
modificacion de tarifa de acceso y la determinacibn de la tarifa de
interconexion.

4.2 Aspectos tedricos del disefio de tarifas

Tal y como dictamina la Ley N° 7593, dentro de los principios basicos de los
mecanismos tarifarios a desarrollar, se debe garantizar el servicio al costo y la
determinacién eficiente de este costo, lo anterior, es contemplado en la
literatura especializada, de un modo mas amplio como menciona (Chaves et
al, 2020, pag. 65) al indicar: “el objetivo del disefio tarifario no deberia ser
Gnicamente asegurar la recuperacion de costos, sino también dirigir las
acciones de los usuarios a un uso mas eficiente del sistema eléctrico”, al
respecto dichos autores mencionan que a partir de la revision de (Burger et al.
2019; OECD 2011; I. Pérez-Arriaga 2016; Rodriguez Ortega et al. 2008), se
llega al consenso general de que las tarifas eléctricas deberian contemplar los
siguientes principios:

“Eficiencia econdémica: los bienes o servicios deben ser consumidos
por quien mas se beneficia de ellos (. J. Pérez-Arriaga 2013). El
objetivo principal de este principio es la minimizacién de los costos
totales del sistema. No sélo se deben minimizar los costos actuales del



sistema sino también los costos del sistema a largo plazo. Esta
minimizacion de los costos del sistema se puede lograr enviando
sefales econdmicas eficientes a los usuarios del sistema que fomenten
el uso eficiente de la red (Batlle 2011).

Una de las principales cuestiones que surgen cuando se mide la
eficiencia econdmica es qué costos deben incluirse en los costos totales
del sistema (European Comission 2018). Por ejemplo, un gran
despliegue de vehiculos eléctricos elevaria los costos del sistema
eléctrico, ya que se necesitarian refuerzos de la red. Sin embargo,
también disminuiria el numero de vehiculos impulsados por
combustibles fésiles y, por consiguiente, el consumo de combustibles
fésiles y las emisiones de CO2.

Por lo tanto, para calcular con precision la minimizacion de los costos
totales del sistema, se deberian tener en cuenta los beneficios externos
en estos otros sistemas.

Una vez definidos los costos totales del sistema, se pueden establecer
los criterios para obtener la eficiencia econdémica:

1. Minimizacion de costos del sistema: el objetivo principal del disefio
de tarifas es la minimizacion de los costos totales del sistema. No
s6lo se deben minimizar los costos actuales del sistema sino
también los costos del sistema a largo plazo, considerandose las
inversiones futuras y los costos asociados.

2. Reflectividad de costos: la tarifa eléctrica refleja los costos del
suministro de electricidad, reconociendo que estos precios pueden
variar segun el tiempo, la ubicacion y la calidad de suministro (Pollitt
2018). Consideraciones adicionales para asegurar la reflectividad de
costos:

e Aditividad de los costos: los consumidores pagan la suma de los
costos que su consumo induce a los costos totales del sistema.

e Simetria: el consumoy la inyeccion en el mismo nodo y al mismo
tiempo se pagan/cobran por igual (con signo opuesto).

e Robustez frente a la agregacion de consumidores: el importe
pagado por la agregacion de consumidores es igual a la suma
de los pagos de cada consumidor conectado por separado a la
red.

3. Previsibilidad: En el corto plazo, cuan precisamente los
consumidores pueden estimar el monto que pagaran antes de
consumir la electricidad. A largo plazo, asegurar la menor
incertidumbre regulatoria a los usuarios.



4. Neutralidad tecnoldgica: la tarifa deberia ser agnostica a las
actividades particulares para las cuales se utiliza la red o la
tecnologia utilizada para retirar o inyectar energia en la red (I. J.
Pérez-Arriaga 2013).

5. Minimizacion de subsidios cruzados: las acciones de un usuario no
deberian tener un impacto negativo en los cargos aplicados a otros
usuarios (Burger et al. 2019; Strielkowski, Streimikiené, and Bilan
2017).

Equidad: de acuerdo con (I. J. Pérez-Arriaga 2013), una tarifa
equitativa no deberia proporcionar ninguna ventaja a un determinado
usuario frente a otro usuario. Esta definicion conlleva muchas
implicaciones, de las que las més discutidas son las que en (Burger et
al. 2019) se definen como equidad en la asignacion, equidad
distribucional y equidad transicional.

1. Equidad en la asignacion: usos de red idénticos deberian ser
cargados de la misma manera. En cuanto a usos de red idénticos
nos referimos a localizaciones y patrones de consumo comparables,
sin tener en cuenta la naturaleza del usuario, el uso final de la
energia o los dispositivos que se encuentren tras el medidor. A pesar
de que la equidad en la asignacion se deriva de la definicién de
equidad, sus implicaciones estan completamente alineadas con el
principio de eficiencia econdémica.

2. Equidad distribucional: los cargos aplicados a los consumidores
deberian ser proporcionales a la capacidad de pago de cada
usuario. Esta implicacion es especialmente relevante cuando se
asignan costos en los que no es posible enviar una sefal de
eficiencia econ6mica. A su vez, la equidad distribucional
normalmente colisiona con el principio de eficiencia econémica.

3. Equidad de transicion: la transicion de una tarifa antigua a una nueva
deberia realizarse de manera gradual y sin cambios abruptos en los
cargos.

Simplicidad: la tarifa deberia ser facil de entender para la gran mayoria
de la poblacion a fin de facilitar la comprension y la aceptacion entre los
usuarios del sistema (Nijhuis, Gibescu, and Cobben 2017).

Transparencia: la publicacion y explicacion de la metodologia de
disefio de las tarifas es el Unico mecanismo disponible para verificar si
se estan cumpliendo los demas principios.



La dificultad de cumplir simultaneamente todos los principios en una
metodologia es también un consenso general, ya que los principios
generan conflictos entre si. Por ejemplo, y como se ha
indicado previamente, la equidad distribucional limita la eficiencia
econdmica (Batlle 2011; I. J. Pérez-Arriaga 2013)”. (Chaves et al,
2020, pags. 65-67)

Es importante indicar que, ante un servicio suministrado al costo, la estructura
tarifaria deberia realizar una asignacion de costos con base en coeficientes de
asociacion que permitan recolectar los ingresos regulatorios requeridos
tarifariamente.

Los costos se pueden dividir de un modo muy general en dos grandes grupos,
los costos variables, que son aquellos que dependen de la cantidad de energia
vendida, y los costos fijos, que dependen directamente de la cantidad de
potencia vendida y un cobro fijo por abonado.

Tal y como indica (Srouga, 2000) y (Mercados Energéticos, 2019), los costos
fijos deben recuperarse por medio de un cargo fijo por abonado y un cargo por
capacidad requerida del sistema, por su parte los costos variables deben
recuperarse por medio de un cargo en funcion de la energia consumida, en la
siguiente figura se muestra esquematicamente la forma de asignacion.

Figura 6. Esquema de distribucion de costos para la estructura tarifaria
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Fuente: Autoridad Reguladora de los Servicios Publicos, 2021.



La asignacion de los costos entre fijos y variables, asi como la division segun
el cobro por energia, cobro por potencia y cobro fijo por abonado, debe
realizarse por medio de un mecanismo de asignacion basada en el costeo de
la actividad. Una vez realizada la determinacion de los costos, se procede a
hacer una asignacion de estos entre los diversos grupos tarifarios, por medio
de un conjunto de factores, entre los cuales se pueden mencionar los
siguientes (figura 6):

El cobro por energia debe asignarse segun el porcentaje de consumo de
energia.

El cobro de capacidad debe asignarse segun el porcentaje de capacidad
requerida.

El cobro fijo por abonado debe asignarse segun la estructura porcentual de
abonados.

Ademas, se hacen reasignaciones de costos por motivos de politica nacional
y de caracteristicas de los clientes.

Figura 7. Esquema de distribucién de costos entre los diversos grupos tarifarios
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Fuente: Autoridad Reguladora de los Servicios Publicos, 2021.

De este modo, la facturacion a los usuarios finales, segun (Mercados
Energéticos, 2019, pag. 33) se puede determinar de la siguiente forma:



Figura 8. Facturacion a los usuarios finales, segin esquema tedrico

S/cliente kwh kW
Cargo invariable e independiente energia consumida en el bloque Demanda maxima facturable en
del consumo. Suele incluir el horario h. el periodo

costo comercial.

factura cliente = fijo+ ZP*?;; xFE, + prk X fr, x P
h k

factor de responsabilidad del
$/kWh usuario en la maxima demanda
Precio de la energia en el blogue del nivel k
horario h. Puede incluir el costo
variable de generacion, el costo
de transmisidn y el costo de
distribucion.

S/kw
Precio por capacidad del sistema
en el nivel de tensién k. Puede
incluir el costo fijo de generacion,
el costo de transmision y el costo
de distribucion

Fuente: (Mercados Energéticos, 2019, pag. 33)

Lo anterior, también fue abordado por (Chaves et al, 2020), de modo concreto,
resumen esta clasificacion de costos de la siguiente forma:

‘De esta manera, los costos reconocidos se pueden dividir en tres
categorias dependiendo de los factores que los provocan:

1. Costos variables: aquellos costos que varian directamente con
el consumo de energia, como pueden ser los costos variables de
generacion, los costos de reduccion de pérdidas o los costos asociados
a la confiabilidad del sistema.

2. Costos incrementales: aquellos costos asociados a inversiones
necesarias (de generacion o de red) para hacer frente a incrementos de
demanda o de generacion.

3. Costos residuales: aquellos costos que no son recuperados a
través de los cargos incrementales o los cargos variables.” (Chaves et
al, 2020, pag. 72)

Para reforzar lo anterior, se procedio a realizar un abordaje mas amplio para
el caso de Costa Rica, lo cual fue incorporado dentro del informe final de dicha
contratacion técnica, donde desarrollaron la subseccion 4.3. Metodologia para
el andlisis del disefio de tarifas, dentro de esta se abordd el tema de la
segmentacion de costos y asignacion a cargos, la determinacion de los grupos
tarifarios y el trato diferenciado que se da a los productores consumidores.

En relacion con la segmentacion de costos y asignacion de los cargos, se
hace un andlisis de la importancia de la adecuada determinacién vy
clasificacion de los costos de generacion, tema de gran relevancia, pero que



se debe abordar de modo integral en la metodologia de generacion, de igual
manera, se hace un abordaje de los costos de redes, lo cual, esta
relacionado con la metodologia de distribucidon, y que posteriormente
influye en la metodologia de acceso e interconexion, pues la metodologia de
distribucion determinara en gran medida los costos de las redes, la cual
debera asignarse entre los diversos clientes por medio de los cargos
respectivos, los cuales deberan guardar consistencia, con la naturaleza de
estos costos, tal y como se procede a mostrar en la figura 5, que se presenta
a continuacion.

Figura 9. Esquema de Separacién de costos de generacion y de red

Costos reduccion de pérdidas, > Cobro por energia
confiabilidad
Costos de red Costos incrementales de largo plazo Cobro por capacidad
Costos residuales Cobro fijo por abonado

Fuente: (Chaves et al, 2020, pag. 77).

4.3 Efectos de la generacion distribuida en los costos de distribucion

Una vez resumida la teoria sobre la estructura tarifaria, se analiza cual es el
impacto de la generacion distribuida en los costos de distribucion. La
metodologia vigente en distribucion posee un mecanismo de liquidacion que
busca igualar los ingresos a los gastos, lo cual garantiza que la empresa logre
recuperar todos los costos asociados, esto es importante pues las empresas
distribuidoras han planteado en la encuesta sobre el “impacto financiero a las
empresas distribuidoras debido a la instalacion de generacion distribuida”
realizada en el estudio de Comillas, la preocupacién de que actualmente estan
perdiendo ingresos por el tema de generacion distribuida, sin embargo, dichos
ingresos se recuperan en tarifa, siendo asumidos por otros grupos de clientes.

Empleando los conceptos tedricos basicos de costos fijos (costos fijos de
inversion de generacién de punta y costos incrementales de largo plazo) y
costos variables (costos de marginales de generacion y costos reducciéon de
pérdidas), la generacion distribuida ocasiona en el corto plazo que los



productores-consumidores requieran de una menor cantidad de energia y con
ello una menor recaudacion de ingresos por cargo variable de energia por
parte de las empresas eléctricas. Este efecto se podria mal interpretar como
una disminucién de ingresos que afecta a la empresa distribuidora, sin
embargo, si la empresa distribuidora vende menos energia, entonces ella
deberia percibir una disminucion en su costo variable (por compras y
produccion de energia), y por tanto no deberia existir una afectacion en el
balance entre ingresos y gastos, tales diferencias en materia de reduccion del
costo variable.

Para mejor comprension, se presenta el ejemplo en el cual se aglutina a los
generadores distribuidos en un grupo denominado “T1” este grupo de servicios
reducirian su compra de energia, y por consiguiente implicaria un menor costo
variable como se observa en la disminucion del area atribuida a “T1” en la
seccion de cobro por energia (figura 10), sin embargo, los costos fijos de este
grupo de servicios tienen que seguir recuperandose a partir del costo por
capacidad y fijo por abonado.

Figura 10. Efecto de la generacion distribuida en el corto plazo, en los ingresos y
gastos
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Fuente: Autoridad Reguladora de los Servicios Publicos, 2021.

Sin embargo, no sucede lo mismo con los costos fijos, relacionados con costos
asociados a la inversion necesaria de infraestructura eléctrica para garantizar
el suministro de energia y potencia eléctrica en los periodos de mayor
demanda y costos incrementales de largo plazo, pues, por un principio de



transitividad y reflectividad, este tipo de costos estdan asociados al
requerimiento de capacidad que el cliente necesite de la red, y por tanto debe
ser cobrado en funcion de una aproximacion de este requerimiento de
potencia, de modo que, aungque consuma menos energia, para ciertos
usuarios, se requerira de una infraestructura eléctrica que debera ser capaz
de suplir la potencia requerida y por tanto deberian continuar aportando en
similar monto en la recuperacion de sus costos.

En el caso de Costa Rica, dada la estructura de generacion por fuente
(predominante renovables), los costos fijos son porcentualmente mas
significativos que el costo variable, en comparacién con otros sistemas
eléctricos.

Asimismo, en relacion con el posible impacto de la generacion distribuida en
los ingresos y gastos de las empresas distribuidoras, se procedio a plantear la
consulta a diversos agentes del SEN, como parte de la contratacion
desarrollada, al respecto, se obtuvieron los siguientes resultados:

“3.4.2 Impacto financiero a las empresas distribuidoras debido a
la instalacion de generacion distribuida

La mitad de las empresas distribuidoras han observado un impacto
financiero en las cuentas de la empresa distribuidora a raiz de la
instalacién de generacion distribuida (Coopeguanacaste, ESPH, ICE y
Coopelesca), mientras la otra mitad no (JASEC, Coopealfaroruiz,
CNFL y Coopesantos).

El impacto percibido por cada empresa es muy dispar. Mientras para
Coopeguanacaste supone 5,3 M¢ de incremento de costos anuales por
cliente instalado y facturado, para el ICE resulta de media alrededor de
2,4 M¢ y para ESPH entre 0,02 y 0,8 M¢ segun si el cliente es
residencial o industrial.” (Chaves et al, 2020, pag. 63)

En funcion de todo lo expuesto en este apartado, se obtienen las siguientes
conclusiones relacionadas con el efecto de la generacién distribuida en los
ingresos y gastos de las empresas distribuidoras:

e Sise consume menos energia, la reduccion del costo variable, deberia
reflejarse en una disminucion del pago variable del generador
distribuido.

e El generador distribuido, debe contribuir con los costos fijos, pues
estos no dependen del consumo de energia.

e El generador distribuido debe aportar al costo fijo en funcion del
requerimiento de capacidad del sistema y de los costos por abonado.



e Un disefio tarifario, con cargo por abonado, pago variable por energia
y pago por capacidad absorbe el efecto de los generadores
distribuidos.

4.4 Importancia del perfil de consumo

Como se explicoé anteriormente, el hecho de que la tarifa de acceso sea un
cobro volumétrico por energia, requiere implicitamente que el pago por acceso
en conjunto con el pago de potencia implicita o explicita, aproximen los costos
fijos que el generador distribuido debe pagar por concepto de requerimiento
de capacidad del sistema y cobro fijo por abonado; por lo anterior, es
importante determinar adecuadamente el concepto de potencia implicita y del
requerimiento de capacidad de los servicios, por esta razon se aborda un
analisis sobre tema, iniciando con las siguientes definiciones:

Potencia implicita: es la cantidad de kW que, con base en la estructura tarifaria
desarrollada, permite que el pago monoémico, sea equivalente a un pago
binémico calculando la potencia por medio de un factor de carga implicito que
varia proporcionalmente a la energia comprada a la empresa distribuidora, es
decir, es la potencia equivalente al pago binémico por concepto de potencia
que se cubre de modo implicito al momento de aplicar una tarifa monémica. El
desarrollo mateméatico se muestra en el Anexo A.

Requerimiento de capacidad: proporcion de la capacidad de la infraestructura
eléctrica de una empresa que un usuario requiere para poder satisfacer su
demanda de potencia en cada momento que lo requiera.

Para mostrar lo anterior se plantean dos ejemplos concretos: En el primer caso
(figura 11) se muestra en color azul la curva de generacion, y en rojo la curva
asociada al consumo natural. En horas cercanas al medio dia, el generador
distribuido posee excedentes que deposita en la red, y que retira en horas de
la tarde-noche, por esta energia depositada y retirada, paga la tarifa de
acceso. La demanda maxima natural (tomando como referencia un periodo
diario) esta representada por la linea negra. Si el generador distribuido es
bindmico (servicios en los que se facture la energia consumida y la potencia),
se registrara la maxima demanda de potencia (de conformidad con la norma
AR-NT-SUMEL), la cual es exactamente igual a la linea negra y por tanto este
usuario ya pago la demanda maxima, al realizar el pago por potencia, y por
tanto al pagar la tarifa de acceso, puede que se refleje una sobreestimacion o
subestimacion del importe por requerimiento de capacidad.



Figura 11. Curvas de carga, determinacion de excedentes y requerimiento de
capacidad para usuarios con perfil con doble pico
(Con datos simulados)

Perfil 2: Generador distribuido con manejo de energia

Excedentes que
retira y por 05 que
Excedentes que _ paga acceso

inyecta

Requerimiento de
capacidad sobre el
cuil deberia

contribuir

Por medio de la gestién
de energfa puede bajar
del limite de 3000 kWh

—Generacién —~Consumo

Fuente: Autoridad Reguladora de los Servicios Publicos, 2021.

Un elemento importante es que, dependiendo del comportamiento del
consumo, el generador distribuido podria estar por debajo de los 3 000 kWh
de energia total retirada y de este modo pasar a una tarifa mondmica, al
realizar lo anterior, puede que la potencia implicita incluida en dicha tarifa
monomica no sea suficiente para cubrir el monto de costos asociado al
requerimiento de capacidad del sistema, por lo que se requiere que, el monto
pagado por acceso contribuya a aproximar de mejor manera el monto a pagar
por requerimiento de capacidad.

Por medio de un proceso de andlisis de datos muestrales, derivados del
despliegue de una campafia de medicion de los abonados-productores por
empresa eléctrica en el caso de Costa Rica, se pueden obtener los perfiles de
consumo de clientes en las diferentes categorias tarifas, que permitan inferir
el requerimiento de capacidad y perfil de consumo de estos servicios.

Para ejemplificar la importancia de las curvas de carga en esta determinacion,
se presenta otro ejemplo en la jError! No se encuentra el origen de la
referencia., podria ser un caso similar a un comercio, en el cual la generacion
coincide en gran medida con la demanda maxima de la curva de consumo
natural, de este modo, no tiene excedentes (pues en ningun instante genero
mas de lo que consumio) por tanto, segun la metodologia de acceso vigente
no tendria que realizar ningun pagé por tarifa de acceso, ademas si es
binémico la demanda maxima asociada registrada por el medidor bidireccional
que estd dada por la linea verde, sin embargo note que el maximo
requerimiento de capacidad viene dado por la linea negra, pues si en algin



momento el sistema de generacion propio deja de funcionar, el sistema debe
tener la capacidad para cubrir la demanda méxima de su consumo natural.
Este es un caso en el cual, el generador distribuido, no esta pagando por la
capacidad que la empresa debe tener disponible para abastecer esa demanda
maxima posible.

Figura 12. Curvas de carga, determinacion de excedentes y requerimiento de
capacidad para usuarios con perfil pico al medio dia
(Con datos simulados)

Perfil 3: Generador distribuido con generacién coincidente

Reduce sustancialmente
Su energia y potencia
consumida

Requerimiento de
* capacidad sobre el No inyecta, ni retira

cual deberia excedentes
contribuir

Tiempo

——Generacion ——Consumo

Fuente: Autoridad Reguladora de los Servicios Pablicos, 2021.

En conclusién, tanto las tarifas mondmicas (servicios en los que se facture la
energia consumida) como bindmicas (servicios en los que se facture la energia
consumida y la potencia) pueden estar generando un monto mayor, menor o
igual al requerido, por tanto, es necesario conocer las diversas curvas de
consumo para determinar el verdadero resultado requerimiento de capacidad
de los usuarios y con esta informacion cuantificar de mejor manera las
asignaciones de costos que fundamentan una sefial de precio mas adecuada
deben realizar.

De este modo, la nueva tarifa de acceso debe ser una aproximacién del pago
por requerimiento de capacidad del sistema, que contribuya al pago de los
costos fijos, a fin de lograr una adecuada transmisién de sefiales de costos en
las tarifas y permita una mejor reflectividad en funcion de los requerimientos
de capacidad de los clientes y de las condiciones del Sistema Eléctrico
Nacional (SEN).

También es importante indicar que, los productores-consumidores
podrian realizar una adecuada gestiébn de sus requerimientos de energia y
potencia, de modo que logren trasladar consumo entre periodos y logren



reducir el requerimiento de potencia, o logren un manejo de los sistemas de
generacion distribuida, de un modo eficiente y con gran continuidad de
modo que no generen ningun pico de demanda superior a una capacidad
esperada, o por ejemplo incluyan sistemas de almacenamiento que suplan
potencia en picos de demanda, evitando asi la compra de esa potencia a la
empresa eléctrica, lo cual tendria a su vez, que reflejarse en menores
pagos por requerimiento de capacidad.

4.5 Experiencia internacional

Con el fin de profundizar en el tema, en el afio 2019, se realizaron una serie
de reuniones virtuales con entes reguladores de otros paises, para conocer
la forma que han abarcado estos temas. El detalle de dichas sesiones
se presenta en el siguiente cuadro.

Cuadro 3. Reuniones virtuales con entes reguladores, 2019

Pais Ente regulador Fecha

Espafa CNMC 28 de febrero de 2019
Peru OSINERGMIN 14 de marzo de 2019
México CRE 29 de marzo de 2019
Chile CNE 8 de mayo de 2019

Fuente: Autoridad Reguladora de los Servicios Publicos, 2021.

En ninguno de los paises consultados existe tarifa de acceso, sino que se han
implementado otras formas de reconocer estos costos. A continuacion, se
presenta un resumen de los resultados mas relevantes:

- En Espafia todos los contratos de adquisicibn de energia son
bindbmicos y los usuarios contratan la potencia requerida. En las
residencias se cuenta con sistemas de medicion que poseen un
control de potencia que en caso de ser superada la potencia
contratada se suspende el servicio y en el caso de los industriales si
se sobrepasa paga por el exceso. Esta forma de cobro contempla el
pago de costos fijos asociados a la infraestructura del sistema de
distribucion y la capacidad instalada, permitiendo al usuario
comprometerse con el control de la energia y potencia demandada.

- En el caso de Peru los cargos de transmision y distribucién se cobran
por potencia y energia, con la expansion de la generacion distribuida
se consideraria cambiar la forma de cobro a potencia contratada.

- En México no existe tarifa de acceso, la tarifa de distribucion esta
disefiada para que todos los cargos estéen en funcion del consumo, no
existe un costo por entregar energia a la red, si la generacion



distribuida creciera considerablemente tendrian que reconocer el
costo del sistema, reconociendo los beneficios de la generacion
distribuida. En la actualidad, cuentan con una “Tarifa de operacion”
donde se le reconoce al suministrador del servicio el manejo de
la  generacion distribuida (instalar sistemas, hacer
compensaciones, avisos, facturacion, etc.).

- En Chile todo cliente con consumo superior a 10kW paga componente
de potencia por separado, para ello existen varias opciones, entre
ellas: potencia contratada, potencia leida o una combinacion de
ambas por periodo horario.

De este modo, si el disefio tarifario del sistema eléctrico nacional logra reflejar
integralmente la teoria de costos y asignaciones antes indicadas, la
generacion distribuida no requeriria una tarifa de acceso, tal y como sucede
en Chile, Espafia y México. No obstante, actualmente la estructura no posee
estas condiciones y para su implementacion se requiere varios cambios entre
los que resaltan:

« Evitar el cambio de tarifas mondmicas a binémicas, tal y como se
menciono en secciones precedentes.

« Sustitucién del parque de medidores por medicion que registre
potencia.

* Modificacién de la estructura tarifaria, para que se incluyan periodos
horarios estacionales y cobros por potencia para todos los servicios.

« Determinacién de curvas de carga, a través de campafia de medicion.
* Replantearse la forma del sistema tarifario actual.

En virtud de lo anterior, es necesario modificar la metodologia de acceso
vigente por una metodologia que permita a los productores-consumidores
contribuir con los costos fijos.

De igual modo, como parte de la contratacion desarrollada, se procedio a
solicitar un analisis de la experiencia internacional. A continuacion, se muestra
un resumen del trabajo desarrollado:

‘4.2 Revision de la experiencia internacional respecto a la
generacion distribuida

En este apartado se resumen los principales aprendizajes de cada uno
de los paises analizados en la experiencia internacional, la cual se ha
descrito en el Producto 4 del presente proyecto y se incluye en el Anexo
2 de este documento.



En cuanto a Colombia, resulta interesante analizar la manera en la que
ha afrontado el desafio de regular la generacién distribuida y el
autoconsumo. Sin embargo, en Colombia la regulacion de
autoconsumo es relativa y su sistema tarifario no esta muy
desarrollado. Lo mas relevante para Costa Rica es la valoracion de los
beneficios de la generacion distribuida relacionado con la reduccion de
las pérdidas de energia. También resulta relevante el rol de 6rganos
independientes para la resolucion de conflictos relacionados con la
interconexion de generacion distribuida.

Con respecto a Espafia, resulta interesante el analisis de la tarifa
eléctrica para el conjunto de los consumidores debido a la implantacién
de contadores inteligentes para la gran mayoria de consumidores de
baja tension, lo que permite el desarrollo de tarifas mas avanzadas.
Espafia ha realizado cambios recientes respecto a la generacion
distribuida y respecto a aspectos que no funcionaron correctamente en
la antigua regulacién. Uno de los principales aspectos que se elimind
fue el cargo sobre la energia auto generada (este cargo tenia el
objetivo de que los consumidores con generacion distribuida
contribuyeran como el resto de consumidores al pago de costos del
sistema como redes u otros costos regulados). A este cargo se le solia
llamar “impuesto al sol”. Este cargo creé una mala imagen sobre la
regulacion, la cual fue percibida como un impedimento al desarrollo del
autoconsumo. Ademas, este cargo generaba incentivos a no declarar
la generacion distribuida.

Otro aspecto relevante para Costa Rica es que las tarifas en Espafia
se establecen segun criterios eléctricos y no por el uso final de la
energia. Ademas, el disefio de los cargos por potencia contratada que
entrara en vigor en 2021 varia por periodos y se aplica todos los grupos
tarifarios, lo cual es una manera eficiente de reflejar los costos de la
red.

Espafia nunca ha implementado el neteo de energia entre varios
periodos. Existe una valoracion econdmica de los excedentes o venta
de energia que depende del costo de la energia en cada horay se resta
al pago de la energia los costos de los servicios auxiliares. Finalmente,
se regul6 la generacién distribuida conjunta, que permite desarrollar
generacion distribuida de mayor escala, pero limitada a una distancia
méaxima de 500 metros.

El Reino Unido es uno de los paises mas avanzados en cuanto a las
tarifas aplicadas a consumidores en general, a pesar de no poseer una
gran implantacion de contadores inteligentes a nivel residencial.



Ofgem, el regulador britanico, ha realizado multiples estudios con el
objetivo de implantar unas tarifas de red que permitan un desarrollo
eficiente de la misma y del sistema eléctrico en su conjunto. De esta
manera, gracias al analisis realizado se muestran las razones por las
gue se han abandonado las FiT, asi como los ultimos avances en
disefio de tarifas eficientes.

Otro aspecto relevante a resaltar en el Reino Unido, que puede ser de
relevancia para Costa Rica, es la creacion de una identidad
independiente para la resolucion de conflictos entre distribuidoras y
empresas desarrolladoras y, en dltima instancia, el regulador puede
tener la labor de agente mediador. En Reino Unido no existe ademas
la medicion neta sencilla.

Como aprendizaje para Costa Rica de Hawai es la eliminacion de la
medicidbn neta sencilla y la regulacion de los sistemas de
almacenamiento. La venta de excedentes se determina por periodos,
lo cual puede ser un paso intermedio antes de un sistema de
compensacion horaria. En cuanto a la tarifa es relevante resaltar la
existencia de cargos fijos ($/cliente) para recuperar ciertos costos que
no estan relacionados con el consumo de energia.

Finalmente, en el caso de Brasil, como aspecto relevante para Costa
Rica es la existencia de un mediador independiente como en el caso
de otros paises y la posibilidad que el regulador sea el Gltimo recurso
para resolver conflictos. También es relevante sefalar la preocupacion
del regulador por el desarrollo de la generacion distribuida y el impacto
negativo que tiene la medicidn neta sencilla actualmente en vigor en el
pais. El regulador propone establecer limites para el desarrollo de la
generacion distribuida y asi poder limitar su impacto.

A continuacién, se muestran las tablas resumen para la comparacion
de los paises incluidos en el analisis. La Tabla 3 muestra el marco
normativo aplicado en cada pais, es decir, la regulacion aplicable, los
limites individuales de potencia instalada para las actividades de
autoconsumo o generacién distribuida, si se requiere de una solicitud
de interconexidn, los medidores requeridos, la responsabilidad de pago
de los refuerzos de red necesarios y si se permite el autoconsumo
compartido y el autoconsumo virtual.



Colombia Espafa Reino Unido Hawai Brasil
Regulacion aplicable CREG RESOLUCION No. RD 1600/2011 EREC G98 Rule N.° 14 PRODIST Médulo 3
030 DE 2018 RD 244/2019 EREC 99
Limite de potencia Autoconsumo: 100 kW 3,6/11,04 kW Sin limite Micro: 75 kW
instalada 1 MW Hasta 50 MW Mini: 5 MW
Generacion distribuida: 5
MW
Requerimiento de Si Si, Si, Si, instalaciones sin Si
solicitud de autoconsumo sin EREC G98 exento excedentes exento
interconexion excedentes exento
Medidor Bidireccional Bidireccional o doble Bidireccional Generacion neta Bidireccional o doble
medidor medidor
Pago de refuerzos Solicitante Solicitante Solicitante Solicitante Micro: exenta
Mini: Solicitante
Autoconsumo No Hasta 100 kW Si Si, Community solar  Si
compartido a500m
Autoconsumo virtual No No No No Si, pero con intencion

de revisar

Tabla 3. Comparacion Internacional

. Marco normativo



La Tabla 4 muestra los limites de capacidad instalada por circuito o
transformador aplicados en cada pais. Para Reino Unido no se
encontré esta informacion y depende de los criterios de las empresas
distribuidoras.

Colombia Espafa Hawai Brasil
Regulacion CREG Resolucién No. 030 DE  RD 1699/2011 Rule N.° 14 Cadigo 1-432-
aplicable 2018 0003 de Celesc
Distribuicéo
Criterio Suma de Energia horaria Suma de Potencia de Potencia
potencia generada en potencia cortocircuito del nominal del
instalada en un relacién con el instalada en un transformador generador
circuito promedio anual circuito (lado primario /
de las horas de lado secundario)
minima
demanda diaria
Limite <15%dela <50% <50 % de la <10%/ <10 % de
capacidad capacidad <25% potencia de
nominal térmica cortocircuito

Tabla 4. Limites de potencia por circuito o transformador.

Finalmente, la Tabla 5 muestra el tratamiento que se realiza a la
energia generada por los generadores distribuidos, ya sea para
autoconsumo o0 no, y los grupos tarifarios en los que se dividen las
tarifas aplicadas a los consumidores en general.



Reino Unido Espafia Colombia Brasil Hawai

Compensacion neta

' Mensual con costo
sencilla

margen de Si, con crédito para

No existe NO existe comercializacion (y 60 meses. Existio, pero fue
costos de distribucién, Se esta proponiendo  eliminado en 2017
transporte, pérdidas y modificarlo
restricciones)

Venta de excedentes No existe, se
Feed-in Tariff Compensacion A precio mayorista para gigzgreﬁgslosara Varios programas:
eliminadas en econdmica a los auto-consumidores b Customer Grid
. . . ) netear en el futuro.
2019 precio de mercado A precio mayorista mas el Supply
T o - Pasados los 60
diario e intradiario  50% de las pérdidas meses. el
Smart Export reduciendo costo evitadas para la " . Smart Export
. o consumidor pierde la
Guarantee de desvios generacion distribuida - Guarantee
compensacion por la
energia inyectada
Grupos tarifarios e
Domeésticos (con Por caracteristicas . Por tipo de Por tipo de
dos segmentos) - Por estrato social . .
eléctricas consumidor consumidor

y no domeésticos

Tabla 5. Comparacién internacional. Tratamiento de la energia generada por los autoconsumidores y generadores
distribuidos y grupos tarifarios para los consumidores en general.




Tal y cdmo se observa en las tablas anteriores, las condiciones de la
generacion distribuida en los paises analizados son diferentes. Aun
asi, a continuacion, se muestran las conclusiones mas importantes
extraidas de este analisis.

e Los programas de medicion neta sencilla se han ido abandonando,
ya que son perjudiciales si se compensa el costo total del suministro
eléctrico ya que permitiria que los consumidores dejen de pagar por
costos del sistema como las redes, servicios auxiliares o no se
valore el costo real de la generacién que puede cambiar de una hora
a otra.

e Las ventas de los excedentes de generacion en Espafia y Reino
Unido, varian por hora o periodo para que reflejen los costos de
generacion gue sustituyen.

e Los grupos tarifarios no deberian depender del tipo de consumidor
(como se hace en Brasil, Hawai o Colombia), sino de las
caracteristicas eléctricas del punto de consumo.

e Los requisitos de medidores son claves para evaluar impactos de la
generacion distribuida e implementar tarifas avanzadas.

e El autoconsumo compartido o generacion distribuida conjunta es
una opcién que se estd implementando en los paises.

e El autoconsumo virtual* no se recomienda ya que el Unico pais de
los analizados que lo permite actualmente es Brasil y el regulador,
ANEEL, pretende revisar dicho mecanismo debido a sus
ineficiencias a la hora de enviar sefiales econOmicas a los
consumidores." (Chaves et al, 2020, pags. 67-71)

4.6 Inclusién de eficiencia por medio de tarifa maxima.

Los instrumentos regulatorios deberdn generar un esquema que emita las
sefales de precios adecuados, de modo tal que se propicie la asignacion
Optima de los recursos, a fin de que los agentes logren tomar las decisiones
gue permitan maximizar su bienestar y el de la sociedad en general, lo que a
su vez permitiria el desarrollo eficiente de la actividad.

Al respecto la Politica Regulatoria de la ARESEP indica:
“La regulacion debe ser eficiente y eficaz, se deben alcanzar los

objetivos publicos y satisfacer el valor puablico de la regulacion con el
menor costo posible, lo que obliga a examinar el tipo de regulacién mas

4 Modalidad de la generacion distribuida para autoconsumo en donde los sistemas de generacion
distribuida para autoconsumo desligan el punto de consumo del punto de generacion. El productor
consumidor de un sistema que produce excedentes registrados en un medidor (punto de generacion)
se le reconocen en otro medidor (punto de consumo).



idéneo para alcanzar aquellos objetivos propuestos, luego comparar
entre las varias alternativas idéneas para optar por aquella que logra
los mismos objetivos con el menor costo posible.

La eficacia y eficiencia de la regulacion estd estrechamente asociada
a la evaluacidon ex ante y ex post que permiten prevenir en el primer
caso, y corregir en el segundo la regulacion que no cumple con estos
principios”. (Aresep, 2021, pag. 23)

De este modo, se deberd incentivar la competitividad, y el desarrollo de
iniciativas que logren mejorar las condiciones integrales del SEN, con un
conjunto de condiciones homogéneas, equitativas, transparentes y neutrales
qgue propicien una retribucion que logre reflejar adecuadamente los costos
eficientes respectivos por el uso de la red.

Por esta razon, la Politica Regulatoria de la ARESEP, complementa el principio
de la eficiencia, con la adecuada utilizacién de los recursos disponibles, tal y
como se muestra a continuacion:

“La eficiencia esta al servicio de la eficacia. El principio exige una
correcta planificacion, la maximizacién de los recursos disponibles, la
racionalidad en la priorizacion y asignacion del gasto y la inversion, la
fijacion de estadndares, la especializacion, hacer bien las cosas al
menor costo posible. Obliga a examinar la necesidad e idoneidad de
los medios: organizacion, recursos: humanos, materiales, financieros 'y
juridicos y su gestién, en relacién con los fines. Procura la prestacion
eficiente de los servicios publicos de manera que se traduzca en tarifas
justas, que aseguren la asequibilidad a la poblacion y la competitividad
del pais”. (Aresep, 2021, pag. 19)

La teoria muestra que la tarifa maxima contiene un conjunto de elementos que
permiten contribuir en la solucion a los problemas de la regulacién por tasa de
retorno y ofrece incentivos que propicia la eficiencia, ya que presenta las
siguientes caracteristicas:

e Al no ser necesario revisar estrictamente los costos de la empresa
regularmente, la regulaciébn seria menos costosa, no se limita la
innovacion y se incentiva la reduccion de costos.

e Ademas, el enfoque de precios genera incentivos para la minimizacion
de costos, en la medida en que la empresa puede apropiarse, al
menos transitoriamente, de las ganancias de eficiencia que realiza.

e No crea distorsiones hacia la sobreutilizacion de ningun factor porque
busca propiciar condiciones competitivas y hace que la empresa
enfrente un precio maximo dado, de tal manera que la rentabilidad
dependera del grado de eficiencia de la empresa en minimizar sus
gastos operativos y de capital.



e La tarifa maxima permite crear un mecanismo flexible, lo cual es de
gran relevancia en este caso, dado que existen cambios significativos
en periodos cortos de tiempo y es necesario que el esquema tarifario
logre reaccionar de modo dinamico ante esas situaciones, ademas,
permite un mayor conjunto de oportunidades y espacios de
negociacion entre los agentes.

e Propicia la competitividad y estimula la eficiencia, elemento
fundamental a tomar en consideracion dentro de los principios
tarifarios. Este esquema es caracteristico por su alto poder en la
estimulacion de la eficiencia, al dar la oportunidad a los agentes de
competir con base en sus costos y de esta manera no estar sujetos a
un valor Unico, sino plantear ofertas que pueden ser mas rentables, lo
cual a su vez permitiria propiciar la asignacion 6ptima de los recursos.

e Genera los incentivos el desarrollo de la generacién distribuida, al
permitir a las empresas transmitir su eficiencia operativa a la tarifa, y
con ello reducir los costos de acceso a la red de distribucion por parte
de los generadores distribuidos.

A su vez, la Politica Regulatoria de la ARESEP, también ha sido clara en la
necesidad de generar enfoque flexibles y dindmicos que se ajusten a los
diversos cambios:

“En el marco de esta politica, se extrae la necesidad de una regulacion
flexible (capacidad de adaptacion a los cambios cientificos y
tecnoldgicos, de la realidad social y econdémica y a situaciones
provocadas por eventos de la naturaleza como la fuerza mayor);
prospectiva (anticipar los cambios prevenir los riesgos, vanguardista),
previsible (los agentes econdmicos conocen de antemano con un alto
grado de certidumbre como actuara, generando seguridad juridica y
confianza en la regulacion), oportuna (se dicta en el tiempo y
circunstancias correctas para lograr el fin deseado), coherente (sin
contradicciones internas, uniforme en las soluciones o tratamiento de
situaciones similares); sistémica (su estructura responde a una serie
de principios juridicos y técnicos, objetivos y motivos claros y
organizados siguiendo criterios de ordenacion), mejora continua
(revision periddica, innovadora, dindmica, aprovechando las fronteras
del conocimiento, a horcajadas de las mejores practicas
internacionales, etc.), legal (apegada a reglas juridicas y de la ciencia
y la técnica), habilitante (faculte al destinatario a actuar para lograr los
objetivos publicos), proporcional (necesaria, idonea para alcanzar el fin



propuesto), claray comprensible (que se explique por si misma, en un
lenguaje que facilite la comprension por el destinatario y los usuarios),
transparencia y rendicion de cuentas”. (Aresep, 2021, pags. 23-24)
Por todo lo anterior, se considera, que la propuesta de desarrollar una
tarifa maxima contribuye al desarrollo de un modelo regulatorio flexible,
dinamico, que propicia la eficiencia y el desarrollo de iniciativas que
permitan un mejor aprovechamiento de los recursos y opciones
disponibles

VIIl.Que del informe IN-0041-CDR-2022, citado y que sirve de base para la
presente resolucion, se extrae que la propuesta de método de célculo de la
tarifa para compra-venta de excedentes y reconocimiento econémico entre
empresas distribuidoras, asi como por parte de los generadores distribuidos a
la empresa distribuidora, se basa y fundamenta en lo siguiente:

CAPITULO lll: METODO DE CALCULO DE LA TARIFA PARA COMPRA-
VENTA DE EXCEDENTES Y RECONOCIMIENTO ECONOMICO ENTRE
EMPRESAS DISTRIBUIDORAS, ASi COMO POR PARTE DE LOS
GENERADORES DISTRIBUIDOS A LA EMPRESA DISTRIBUIDORA

(..
4 JUSTIFICACION

La evolucion tecnolégica de los recursos energéticos distribuidos y su
acelerada incorporacién a la red eléctrica nacional desde 2015 a la fecha, en
especial de sistemas de generacion distribuida predominantemente
fotovoltaicos, hace necesaria la revision periddica y oportuna de la regulacion
en materia de generacion distribuida, tanto en sus aspectos técnico-
ingenieriles como para brindar sefiales de precio acordes al contexto y al
impacto de los recursos energéticos distribuidos sobre la sostenibilidad
financiera del modelo eléctrico costarricense, y particularmente de la
asignacion de costos para los generadores distribuidos y la valoracion
econOmica de los excedentes.

Es por ello, que diferentes estudios y diagndsticos como los realizados por la
Universidad de Costa Rica, Universidad Pontificia Comillas y la empresa
Deloitte sobre regulaciéon técnica y econdmica de generacién distribuida han
evidenciado la necesidad de elaborar la metodologia de ventas de excedentes.

4.1 Aspectos teoricos del disefio de tarifas

Antes de iniciar con la propuesta propiamente, se debe realizar una mencién
de la teoria propia del disefio de tarifas. Tal y como dictamina la Ley N° 7593,
dentro de los principios basicos de los mecanismos tarifarios a desarrollar, se



debe garantizar el servicio al costo y la determinacién eficiente de este costo,
lo anterior, es contemplado en la literatura especializada, de un modo mas
amplio como menciona (Chaves et al, 2020, pag. 65) al indicar: “el objetivo
del disefio tarifario no deberia ser Unicamente asegurar la recuperacion de
costos, sino también dirigir las acciones de los usuarios a un uso mas
eficiente del sistema eléctrico”, al respecto dichos autores mencionan que
a partir de la revision de (Burger et al. 2019; OECD 2011; I. Pérez-Arriaga
2016; Rodriguez Ortega et al. 2008), se llega al consenso general de que
las tarifas eléctricas deberian contemplar los siguientes principios:

“Eficiencia economica: los bienes o servicios deben ser consumidos
por quien mas se beneficia de ellos (I. J. Pérez-Arriaga 2013). El
objetivo principal de este principio es la minimizacion de los costos
totales del sistema. No s6lo se deben minimizar los costos actuales del
sistema sino también los costos del sistema a largo plazo. Esta
minimizacion de los costos del sistema se puede lograr enviando
sefiales econdmicas eficientes a los usuarios del sistema que fomenten
el uso eficiente de la red (Batlle 2011).

Una de las principales cuestiones que surgen cuando se mide la
eficiencia econdmica es qué costos deben incluirse en los costos totales
del sistema (European Comission 2018). Por ejemplo, un gran
despliegue de vehiculos eléctricos elevaria los costos del sistema
eléctrico, ya que se necesitarian refuerzos de la red. Sin embargo,
también disminuiria el numero de vehiculos impulsados por
combustibles fésiles y, por consiguiente, el consumo de combustibles
fésiles y las emisiones de CO2.

Por lo tanto, para calcular con precision la minimizacion de los costos
totales del sistema, se deberian tener en cuenta los beneficios externos
en estos otros sistemas.

Una vez definidos los costos totales del sistema, se pueden establecer
los criterios para obtener la eficiencia econdmica:

6. Minimizacién de costos del sistema: el objetivo principal del disefio
de tarifas es la minimizacion de los costos totales del sistema. No
sblo se deben minimizar los costos actuales del sistema sino
también los costos del sistema a largo plazo, considerandose las
inversiones futuras y los costos asociados.

7. Reflectividad de costos: la tarifa eléctrica refleja los costos del
suministro de electricidad, reconociendo que estos precios pueden
variar segun el tiempo, la ubicacion y la calidad de suministro (Pollitt
2018). Consideraciones adicionales para asegurar la reflectividad de
costos:



e Aditividad de los costos: los consumidores pagan la suma de los
costos que su consumo induce a los costos totales del sistema.

e Simetria: el consumoy la inyeccion en el mismo nodo y al mismo
tiempo se pagan/cobran por igual (con signo opuesto).

e Robustez frente a la agregacion de consumidores: el importe
pagado por la agregacion de consumidores es igual a la suma
de los pagos de cada consumidor conectado por separado a la
red.

8. Previsibilidad: En el corto plazo, cuan precisamente los
consumidores pueden estimar el monto que pagardn antes de
consumir la electricidad. A largo plazo, asegurar la menor
incertidumbre regulatoria a los usuarios.

9. Neutralidad tecnologica: la tarifa deberia ser agnédstica a las
actividades particulares para las cuales se utiliza la red o la
tecnologia utilizada para retirar o inyectar energia en la red (I. J.
Pérez-Arriaga 2013).

10. Minimizacion de subsidios cruzados: las acciones de un usuario no
deberian tener un impacto negativo en los cargos aplicados a otros
usuarios (Burger et al. 2019; Strielkowski, Streimikiené, and Bilan
2017).

Equidad: de acuerdo con (I. J. Pérez-Arriaga 2013), una tarifa
equitativa no deberia proporcionar ninguna ventaja a un determinado
usuario frente a otro usuario. Esta definicibn conlleva muchas
implicaciones, de las que las mas discutidas son las que en (Burger et
al. 2019) se definen como equidad en la asignacion, equidad
distribucional y equidad transicional.

4. Equidad en la asignacion: usos de red idénticos deberian ser
cargados de la misma manera. En cuanto a usos de red idénticos
nos referimos a localizaciones y patrones de consumo comparables,
sin tener en cuenta la naturaleza del usuario, el uso final de la
energia o los dispositivos que se encuentren tras el medidor. A pesar
de que la equidad en la asignacion se deriva de la definicion de
equidad, sus implicaciones estan completamente alineadas con el
principio de eficiencia econémica.

5. Equidad distribucional: los cargos aplicados a los consumidores
deberian ser proporcionales a la capacidad de pago de cada
usuario. Esta implicacion es especialmente relevante cuando se
asignan costos en los que no es posible enviar una sefial de
eficiencia econ6mica. A su vez, la equidad distribucional
normalmente colisiona con el principio de eficiencia econdémica.



6. Equidad de transicion: la transicion de una tarifa antigua a una nueva
deberia realizarse de manera gradual y sin cambios abruptos en los
cargos.

Simplicidad: la tarifa deberia ser facil de entender para la gran mayoria
de la poblacion a fin de facilitar la comprension y la aceptacion entre los
usuarios del sistema (Nijhuis, Gibescu, and Cobben 2017).
Transparencia: la publicacion y explicacion de la metodologia de
disefio de las tarifas es el Unico mecanismo disponible para verificar Si
se estan cumpliendo los demas principios.

La dificultad de cumplir simultaneamente todos los principios en una
metodologia es también un consenso general, ya que los principios
generan conflictos entre si. Por ejemplo, y como se ha indicado
previamente, la equidad distribucional limita la eficiencia econémica
(Batlle 2011; I. J. Pérez-Arriaga 2013)”. (Chaves et al, 2020, pags. 65-
67)

En funcién de lo anterior, es necesario generar un esquema que emita las
sefales de precios adecuados, de modo tal que se propicie la asignacién
Optima de los recursos, a fin de que los agentes logren tomar las decisiones
gue permitan maximizar su bienestar y el de la sociedad en general, o que a
su vez permitiria el desarrollo eficiente de la actividad.

De este modo, se deberan incentivar la competitividad, y el desarrollo de
iniciativas que logren ser valoradas no desde una perspectiva individual
aislada, sino de un modo integral en el SEN, con un conjunto de condiciones
homogéneas, equitativas, transparentes y neutrales que permitan
valoraciones econdémicas similares para cada kWh equivalente y que por
consiguiente propicien una retribucion que logre reflejar adecuadamente los
costos eficientes respectivos, y permita incentivar a los agentes a maximizar
la operacién 6ptima de sus instalaciones, en concordancia con las condiciones
de oferta y demanda contemplados al momento de la valoracién econémica
de los excedentes.

En conclusion, el desarrollo de la propuesta debe tratar de cumplir con los
principios expuestos, dado que estos justifican la intervencion regulatoria, pues
se considera que el mercado por si mismo no podria generar precios acordes
con estos elementos, que se consideran fundamentales para el adecuado
funcionamiento de los servicios publicos en cuestion.

Una vez comprendidos los principios tedricos que deben cumplirse en el
desarrollo tarifario, se procede a analizar de modo especifico la importancia
de la Modalidad Neta Completa en el servicio de distribucion de energia
eléectrica.



4.2 Importancia de la Modalidad Neta Completa en el servicio distribucion

La Modalidad Neta Sencilla (MNS), se asocia a un mecanismo de neteo que
a nivel internacional se conoce como net metering, el cual se
basa exclusivamente en una valoracion e intercambio fisico de kwWh; por su
parte la Modalidad Neta Completa (MNC) se asocia con el
concepto internacionalmente acufiado de net billing, en el cual se da una
valoracion economica de cada kWh depositado.

Las diferentes formas de valoracibn generan incentivos en los agentes
econdémicos, de hecho, en la literatura se asocia el net metering, con
procesos iniciales de penetracion de los recursos distribuidos, dado que al
realizarse un neteo fisico, cada kWh se valora al precio final del consumidor,
con el fin de motivar la adopcién de estas alternativas disruptivas.

Sin embargo, tal y como se abord6 en la propuesta conceptual , esto es
inadecuado en etapas mas avanzadas de penetracion, pues los kWh no
deben ser valorados a las tarifas minoristas, pues estas incluyen el valor
agregado de distribucion y transmisidon, el cual esta en funcién de los
servicios de suministro de red que proveen las empresas reguladas y que
por tanto no deberian reconocerse como parte del valor econémico de los
kWh generados distribuidamente, pues este tipo de generacibn no
brinda servicios de infraestructura de red.

De esta manera, el net billing permite una retribucion mas acorde con la
reflectividad tarifaria de la tarifa de compra-venta de excedentes, fomentando
la adecuada recuperacion de los costos, segun la participacion de cada
agente y disminuyendo el incentivo al sobredimensionamiento, tal y como se
aprecia en la siguiente cita:

“Los usuarios bajo un esquema net billing tienen el incentivo de no
sobredimensionar el SFV, en relacion al mecanismo de net metering.
Con un costo de inversion actual de 2000 USS/kWp, los SFV mas
convenientes economicamente bajo net billing, tendrian tasas de
cobertura menores al 30%. Por lo tanto, dependeran de la red eléctrica
el 70% de su consumo total. La instalacion de SFV
sobredimensionados al consumo del usuario, no provee un incentivo
econémico adecuado.

Con el mecanismo net billing disefiado al precio del mercado
mayorista, las empresas distribuidoras no tendrian reduccién de la
sostenibilidad de su negocio. Por lo que resulta adecuado cuando se



integre importantes volimenes de penetracion de generacion
distribuida que estaria asociado a costos de tecnologia cercano a 1500
US$/kWp.” (Humpire, 2017, pag. 9)

Todo lo anterior, es de vital importancia, pues de esta manera la MNC, lograria
incorporar un mecanismo de neteo al estilo net billing el cual permitira emitir
seflales que promuevan la eficiencia en la asignacién de los recursos,
elemento fundamental para cumplir con los principios teoricos indicados en la
seccion precedente.

Esto fue analizado por el equipo de Deloitte en el andlisis de cooperacién con
la ARESEP, sobre el tema de recursos distribuidos, en este trabajo ellos
enfatizaron en la necesidad de enviar las sefiales adecuadas, tal y como se
muestra a continuacion:

“El equipo de Deloitte recomienda que ARESEP vuelva a disefar las
sefales de precio y tarifa dirigidas a la DREG para el autoconsumo,
con el objetivo de alinear las inversiones y el comportamiento de los
productores-consumidores a la eficiencia del sistema, a la vez que se
eliminan las barreras regulatorias al ingreso. Para poner en practica
esta recomendacion, ARESEP debe modificar la regulacion del MINAE
para la Generacion Distribuida Renovable y desarrollar una enmienda
al AR-NT-POASEN.” (Deloitte & Electric Power Engineers, 2020, pag.
11)

Como se indica en la cita anterior, para los consultores, en Costa Rica se
establecieron un conjunto de barreras de entrada que buscaban evitar el
sobredimensionamiento y la instalacion masiva que podria afectar al SEN, sin
embargo, consideran que estos mecanismos no son los mas adecuados y por
ello deberian eliminarse, y dar paso a un disefio de precios y tarifas, las cuales
podrian ofrecer mejores resultados en el proceso de regulacion.

En esta linea de pensamiento Gischler & Janson (2011), indican que la energia
brindada por estos recursos distribuidos no debe verse aislada del sistema de
generacion, sino que debe competir con los demas agentes y tecnologias, y
de esta manera propiciar que los sistemas que se desarrollen sean los mas
eficientes y los que permitan el suministro de kWh equivalentes al menor costo,
lo cual generara el mayor beneficio para toda la sociedad:

“Aseqgurarse de que los sistemas de energia se desarrollen sobre la
base de la generacion de menor costo. La planificacion menos costosa
deberia ser el pilar de toda politica, antes de considerar cualquier otro
factor. Asegurarse de que se han identificado, evaluado e
implementado todas las opciones adecuadas para cada pais ayudara



a definir correctamente las prioridades, empezando por las opciones
que sean beneficiosas para todas las partes interesadas.” (Gischler &
Janson, 2011, pag. 47)

Para lograr lo anterior, se deben generar diversos mecanismos que permitan
a los generadores distribuidos mostrar que su energia puede ser adquirida a
precios atractivos en comparacion a las demas ofertas existentes en el sistema
de generacion, y a su vez, las empresas distribuidoras deberan demostrar la
eficiencia de sus planes de expansion y la optimizacion integral de su proceso
de compra-venta, tal y como mencionan dichos autores en la siguiente cita:

“La obligacion de las empresas de servicios publicos de demostrar que
sus planes de expansion de generacion son los menos costosos, y el
deber de control del organismo regulador.

La obligacion de las empresas de servicios publicos de adquirir energia
de terceros cuando ello suponga un costo menor (...).” (Gischler &
Janson, 2011, pag. 49)

En relacién con este tema, la CGR ha expuesto la necesidad de valorar la
importancia que pueden adquirir los recursos distribuidos a futuro, dado que
conforme la tecnologia vaya avanzando se extenderan mayores posibilidades
para que los usuarios puedan suministrar diversos servicios que anteriormente
se han considerado como centralizados. Ademas, indican que, si la tecnologia
sigue avanzando Yy los costos de estos recursos distribuidos llegan a ser mas
eficientes que las plantas convencionales, se podria inclusive tener un efecto
sustitucién de dichas plantas. Al respecto de modo textual indican:

“También, se debe considerar que el aumento previsto en el uso de
baterias en sistemas de generacion distribuida y vehiculos eléctricos,
asi como el auge de las redes inteligentes, permitiran que los sistemas
de almacenamiento distribuidos a futuro sean utilizados por el operador
del sistema para efectuar el balance generacién-demanda. Este uso
inteligente de los recursos disponibles evitaria que se requieran plantas
hidroeléctricas con grandes embalses u proyectos de generacion
centralizada, que conllevan impactos ambientales y sociales
considerables, altos costos de inversion y plazos de desarrollo
extensos.” (Contraloria General de la Republica, 2019, pag. 20)

En resumen, los recursos distribuidos son parte de un desarrollo tecnologico
disruptivo, el cual plantea retos y oportunidades, dado que su incorporacion
masiva, puede ocasionar el desarrollo de proyectos sobredimensionados
y poco rentables o ineficientes, los cuales, en lugar de contribuir a maximizar
el beneficio social, ocasionarian un detrimento integral en el SEN, en
especial en un pais como Costa Rica, donde la matriz eléctrica es altamente
renovable.



Sin embargo, los recursos distribuidos estan  incorporando
adelantos tecnolégicos que permiten generar energia con menores costos, y
constituyen un sector a nivel mundial, en el cual se estan gestando
importantes procesos de investigacion y desarrollo para ser cada dia mas
eficientes, por esta razon, se deben crear las condiciones para su adecuada
integracion en el SEN, a fin de lograr beneficiar a todo el pais con las
bondades que estos sistemas pueden ofrecer.

Para armonizar estas dos vertientes, es necesario el desarrollo de un
esquema de regulacion basado en un disefio de tarifas y precios, que no sea
restrictivo, sino habilitante, para ello debera eliminar las limitaciones
innecesarias y debera emitir las sefiales adecuadas para que los
agentes tomen las decisiones correctas para el SEN, al tiempo que
asuman los costos Yy responsabilidades que correspondan.

Lo anterior nos plantea la necesidad de desarrollar una MNC, en la cual los
usuarios reciban las retribuciones que les correspondan, y que les permita
una valoracién objetiva de la energia que generan, de un modo equitativo a
otros agentes, con lo cual podran suministrar energia del modo mas
eficiente y recibiran por cada kWh un valor similar al de un kWh equivalente
en el sistema de generacion, con lo cual podran reducir sus facturas
eléctricas, al tiempo que aportaran ofertas eficientes al SEN que contribuiran
a optimizar el proceso de generacion.

Todo lo anterior, es consistente con la Politica Regulatoria de la ARESEP la
cual plantea:

“Por ello, en este pilar se propiciara el desarrollo de instrumentos
regulatorios que emitan sefiales econémicas claras para los diferentes
tipos de usuarios, que impulsen la eficiencia en la prestacion y en el
uso de los servicios publicos.” (Aresep, 2021, pag. 23)

De ahi nace la justificacién de esta propuesta, de la necesidad imperiosa de
generar las condiciones necesarias para la adecuada integracion de estos
recursos, pues de lo contrario, las sefiales que se emitan a nivel regulatorio
pueden no propiciar las decisiones 6ptimas y por consiguiente no aportar los
incentivos adecuados, para la maximizacion del bienestar de toda la
sociedad.



4.3 Recomendaciones dadas para Costa Rica

Para complementar las secciones anteriores, se procedera a mostrar los
resultados y recomendaciones dadas a Costa Rica, por medio de diversos
estudios en los cuales se analizo el tema en cuestion, de esta manera se
complementard la teoria expuesta con recomendaciones concretas hechas
para Costa Rica.

En primera instancia Weinstok (2020), plantea un conjunto de
recomendaciones generales, dentro de las cuales se resaltan para efectos de
la MNC las siguientes:

“..)

e. Separar la medicién y la asignacion de precios para la energia que
consume el prosumidor, por un lado, y la energia que éste inyecta a la
red. De esta forma se evitan los inconvenientes metodoldgicos
asociados a los esquemas de medicién neta.

f. Establecer estructuras tarifarias especificas para fijar el precio de
venta de electricidad por parte del prosumidor, que valoren el costo de
oportunidad para el sistema eléctrico de la energia inyectada por este,
en distintos lapsos horarios o0 estacionales y eventualmente por
circuito”. (Weinstok, 2020, pag. 42)

De esta manera, note como se propone en primera instancia el desarrollo de
una MNC, que permita tener una medicidn especifica y un precio diferenciado
para la energia que se inyecta a la red, al tiempo que se plantea definir una
estructura tarifaria para valorar esa energia inyectada que contemple
elementos horarios-estacionales y que permita valorarla en funcion del costo
de oportunidad para el SEN.

Ademas, como parte de las propuestas de enfoque tarifario de mediano a largo
plazo hecha por los consultores de la Universidad Pontificia Comillas en la
contratacion ~ 2019LA-000011-0008300001%, se indicaron  algunas
recomendaciones puntuales atinentes con el tema de la MNC que se proceden
a mencionar:

“6.2.7 Propuesta tarifaria de mediano a largo plazo
En el mediano a largo plazo, se propone una modificacion integral del
disefio tarifario actual, esto implica los siguientes cambios:

5 Es importante sefalar que algunas de las propuestas indicadas por los Consultores exceden las
competencias de la ARESEP.



1. Implementar una modalidad neta completa, que permita valorar
econémicamente la energia inyectada y retirada, y luego realizar un
neteo monetario.

2. Se requiere un andlisis de costos, que permite determinar los
valores eficientes relacionados con la prestacion del servicio,
posteriormente una vez determinados los costos Optimos, se debe
hacer una asignacioén por medio de inductores (...).

..)

. Crear la posibilidad para que los consumidores que cuenten con
medidores inteligentes puedan optar por tarifas con discriminacion
temporal y que sean mas eficientes.

6. Actualizacion de los periodos tarifarios:

Realizar un estudio que refleje mejor la situacion actual del sistema

eléctrico en Costa Rica en cuanto a los periodos en que se diferencian

las tarifas.

7. Actualizacion de los coeficientes de pérdidas de las empresas
distribuidoras de acuerdo con criterios fisicos y técnicos de cada una
de ellas, que incentiven la eficiencia, utilizando las curvas de carga
por circuitos e incorporando las curvas de generacion.

8. Eliminacién del limite del retiro de 49% de la energia generada, una
vez se hayan modificado las tarifas generales, ya que bajo unas
tarifas eficientes no se estaria incentivando el
sobredimensionamiento de las instalaciones de generacién
distribuida, y por tanto ya no tendria sentido este limite.” (Chaves et
al., 2020, pags. 131-132)

(62 ewn

En funcién de lo anterior, se mantiene la coincidencia de proponer el desarrollo
de una MNC e inclusive indican que de contar con las sefales adecuadas ya
no tendria sentido el limite del 49%. Ademas, se indica la necesidad de
instaurar un andlisis de costos a fin de lograr una valoracion eficiente de los
servicios prestados, asi como la importancia de contar con medidores
inteligentes, estudios actualizados de pérdidas y periodos estacionales.

Tal y como se menciond, estas recomendaciones estan asociadas con una
modificacion integral en el mediano a largo plazo, sin embargo, en el corto
plazo la Universidad Pontificia Comillas también plantea un conjunto de
recomendaciones concretas las cuales se exponen a continuacion:

“5.1.3 Medicion neta sencilla

(..)

Por ello, se recomienda en cuanto sea posible el uso de la modalidad
conocida como medicion neta completa, que realiza una
valoracion econémica de la energia en la cual el neteo de la energia



es dependiente de la hora o del periodo horario de inyeccion y de
retiro de la energia, o utilizar la venta de excedentes valorados al
precio medio de compra o el precio por periodo. Ademas, mediante la
modalidad de medicion neta completa los consumidores deberian
de contribuir a pagar los costos de la red u otros costos que se
incluyen en la tarifa. El célculo de estos cargos se presenta en la
seccion 6, los cuales consisten en unos cargos por potencia o
por consumo natural, dependiendo de si la tarifa es mondmica o
binémica.

En cuanto al corto plazo, se propone a ARESEP, promover un cambio
en la legislacion vigente, que permita un cambio normativo, para
habilitar que la ARESEP pueda desarrollar un mecanismo de medicion
neta completa para los usuarios con generacion distribuida o
autoconsumo. (...).” (Chaves et al., 2020, pag. 92)

De este modo, se expone con claridad la importancia de pasar a una MNC que
realice una valoracién econ6mica de la energia, y logre separar la asignacion
de precios de la energia inyectada y consumida, para lo cual plantean como
alternativas para la determinacion del precio la utilizacion de valoraciones
horarias o el uso de los precios de compra-venta por periodos, con lo cual se
lograria una mejor contribucion a los costos de la red.

En esta misma linea, se encuentran las recomendaciones dadas por Deloitte
& Electric Power Engineers (2020), quienes de modo concreto plantean:

ARESEP deberia revisar el proceso actual de remuneracion para los
productores-consumidores, desacoplando la sefial de precio de la tarifa
minorista. El método actual de medicion neta combinada con una tarifa
fija al detalle por volumen implica una sefal de precio inadecuada que
puede dar lugar a resultados ineficientes y comportamientos que no
son Utiles para las necesidades de la red y el sistema. Para corregir
este problema se deberia establecer un método de facturacién neta
donde la compensacién sea monetaria y no basada en la energia. Con
un método asi, los productores-consumidores pueden inyectar su
excedente a la red a tarifa de ventas, obteniendo crédito para
compensar su consumo.” (Deloitte & Electric Power Engineers, 2020,
pag. 12)

De este modo, lo que plantean los consultores es la necesidad de eliminar la
MNS, pues esta puede propiciar resultados ineficientes y comportamientos
que no son utiles para las necesidades de la red y el sistema, por ello proponen
el desarrollo de una MNC que valore la energia al precio de venta mayorista
(es decir la tarifa del sistema de generacion), con lo cual se lograria
desacoplar /a sefial de precio de la tarifa al cliente final minorista (del sistema
de distribucion).



Lo anterior es consistente con los expresado por Gischler & Janson
(2011), quienes plantean que la utilizacion de precios minoristas plantea
costos adicionales al sistema en general, pues esta energia deberia valorarse
al costo evitado, que es el que emite la sefial econdmica mas eficiente.

“Al obligar la compra de energia a precios minoristas en vez de al costo
(econdmico) evitado, un pais impone costos adicionales a los hogares
y empresas.” (Gischler & Janson, 2011, pag. 57)

Por dltimo, la CGR planted la necesidad de generar estos cambios en los
mecanismos de precios de un modo oportuno, dado que el contexto es muy
dindmico y se requiere que las sefiales tarifarias se ajusten a las condiciones
actuales y futuras:

“2.53. Este es un contexto relevante para la adaptacion oportuna del
modelo eléctrico y su regulacion en busca de la optimizacién del SEN,
considerando el impacto futuro de la generacion distribuida, en virtud
del crecimiento que se proyecta para este tipo de generacion a nivel
mundial. Al respecto, gerentes del mas alto nivel de empresas de
energia en el mundo, encuestados en 2015 por la consultora PwC20,
estiman que para 2020 la generacion distribuida supondra entre el 10%
y 20% de la generacion global, y entre el 20% y 30% para el 2030.”
(Contraloria General de la Republica, 2019, pag. 20)

En resumen, las diferentes recomendaciones plantean la necesidad de
modificar el esquema tarifario actual para implementar de modo oportuno una
MNC que permita una retribucion por la energia acorde a la valoracion
econdmica de un kWh equivalente que sea comprado en el sistema de
generacion, dado que este mecanismo de valoracion podra suministrar las
sefales adecuadas para propiciar la eficiencia en el desarrollo de la actividad.

4.4 Experiencia internacional

Como parte de la contratacion desarrollada por el Instituto de Investigacion
Tecnologica (1IT) de la Universidad Pontificia Comillas, se procedi6 a solicitar
un analisis de la experiencia internacional. A continuacion, se muestra un
resumen del trabajo desarrollado:

‘4.2 Revision de la experiencia internacional respecto a la
generacion distribuida

En este apartado se resumen los principales aprendizajes de cada
uno de los paises analizados en la experiencia internacional, la cual
se ha descrito en el Producto 4 del presente proyecto y se incluye en
el Anexo 2 de este documento.



En cuanto a Colombia, resulta interesante analizar la manera en la
que ha afrontado el desafio de regular la generacion distribuida
y el autoconsumo. Sin embargo, en Colombia la regulacion
de autoconsumo es relativa y su sistema tarifario no esta
muy desarrollado. Lo mas relevante para Costa Rica es la valoracion
de los beneficios de la generacion distribuida relacionado con la
reduccion de las pérdidas de energia. También resulta relevante el
rol de organos independientes para la resolucion de conflictos
relacionados con la interconexién de generacion distribuida.

Con respecto a Espafia, resulta interesante el andlisis de la tarifa
eléctrica para el conjunto de los consumidores debido a la
implantacion de contadores inteligentes para la gran mayoria de
consumidores de baja tensién, lo que permite el desarrollo de
tarifas mas avanzadas. Espafia ha realizado cambios recientes
respecto a la generacion distribuida y respecto a aspectos que no
funcionaron correctamente en la antigua regulacion. Uno de los
principales aspectos que se elimind fue el cargo sobre la energia
auto generada (este cargo tenia el objetivo de que los
consumidores con generacion distribuida contribuyeran como el
resto de consumidores al pago de costos del sistema como redes u
otros costos regulados). A este cargo se le solia llamar “impuesto al
sol”. Este cargo cre6 una mala imagen sobre la regulacién, la cual
fue percibida como un impedimento al desarrollo del autoconsumo.
Ademas, este cargo generaba incentivos a no declarar la generacién
distribuida.

Otro aspecto relevante para Costa Rica es que las tarifas en Espafia
se establecen segun criterios eléctricos y no por el uso final de la
energia. Ademas, el disefio de los cargos por potencia contratada que
entrara en vigor en 2021 varia por periodos y se aplica todos los grupos
tarifarios, lo cual es una manera eficiente de reflejar los costos de la
red.

Espafia nunca ha implementado el neteo de energia entre varios
periodos. Existe una valoracion econdmica de los excedentes o venta
de energia que depende del costo de la energia en cada horay se resta
al pago de la energia los costos de los servicios auxiliares. Finalmente,
se reguld la generacion distribuida conjunta, que permite desarrollar
generacion distribuida de mayor escala, pero limitada a una distancia
méaxima de 500 metros.



El Reino Unido es uno de los paises mas avanzados en cuanto a las
tarifas aplicadas a consumidores en general, a pesar de no poseer una
gran implantacion de contadores inteligentes a nivel residencial.
Ofgem, el regulador britanico, ha realizado multiples estudios con el
objetivo de implantar unas tarifas de red que permitan un desarrollo
eficiente de la misma y del sistema eléctrico en su conjunto. De esta
manera, gracias al analisis realizado se muestran las razones por las
gue se han abandonado las FiT, asi como los ultimos avances en
disefo de tarifas eficientes.

Otro aspecto relevante a resaltar en el Reino Unido, que puede ser de
relevancia para Costa Rica, es la creacibn de una identidad
independiente para la resolucién de conflictos entre distribuidoras y
empresas desarrolladoras y, en dltima instancia, el regulador puede
tener la labor de agente mediador. En Reino Unido no existe ademas
la medicion neta sencilla.

Como aprendizaje para Costa Rica de Hawai es la eliminacién de la
medicion neta sencilla y la regulacion de los sistemas de
almacenamiento. La venta de excedentes se determina por periodos,
lo cual puede ser un paso intermedio antes de un sistema de
compensacion horaria. En cuanto a la tarifa es relevante resaltar la
existencia de cargos fijos ($/cliente) para recuperar ciertos costos que
no estan relacionados con el consumo de energia.

Finalmente, en el caso de Brasil, como aspecto relevante para Costa
Rica es la existencia de un mediador independiente como en el caso
de otros paises y la posibilidad que el regulador sea el dltimo recurso
para resolver conflictos. También es relevante sefialar la preocupacién
del regulador por el desarrollo de la generacion distribuida y el impacto
negativo que tiene la medicion neta sencilla actualmente en vigor en el
pais. El regulador propone establecer limites para el desarrollo de la
generacion distribuida y asi poder limitar su impacto.

A continuacién, se muestran las tablas resumen para la comparacion
de los paises incluidos en el analisis. La Tabla 1 muestra el marco
normativo aplicado en cada pais, es decir, la regulacion aplicable, los
limites individuales de potencia instalada para las actividades de
autoconsumo o generacién distribuida, si se requiere de una solicitud
de interconexion, los medidores requeridos, la responsabilidad de pago
de los refuerzos de red necesarios y si se permite el autoconsumo
compartido y el autoconsumo virtual.



Colombia Espafa Reino Unido Hawai Brasil
Regulacion aplicable CREG RESOLUCION  RD 1600/2011 EREC G98 Rule N.° 14 PRODIST Médulo 3
No. 030 DE 2018 RD 244/2019 EREC 99
Limite de potencia Autoconsumo: 100 kW 3,6/11,04 kW Sin limite Micro: 75 kKW
instalada 1 MW Hasta 50 MW Mini: 5 MW
Generacion distribuida: 5
MW
Requerimiento de Si Si, Si, Si, instalaciones sin  Si
solicitud de autoconsumo sin EREC G98 exento excedentes exento
interconexién excedentes exento
Medidor Bidireccional Bidireccional o doble  Bidireccional Generacion neta Bidireccional o doble
medidor medidor
Pago de refuerzos Solicitante Solicitante Solicitante Solicitante Micro: exenta
Mini: Solicitante
Autoconsumo No Hasta 100 kW Si Si, Community solar  Si
compartido ab00m
Autoconsumo virtual No No No No Si, pero con intencion

de revisar

Tabla 1. Comparacién Internacional. Marco normativo.



La Tabla 2 muestra los limites de capacidad instalada por circuito o
transformador aplicados en cada pais. Para Reino Unido no se encontro esta
informacion y depende de los criterios de las empresas distribuidoras.

Colombia Espafa Hawai Brasil
Regulacion CREG Resolucién No. 030 DE RD 1699/2011 Rule N.° 14 Cadigo 1-432-
aplicable 2018 0003 de Celesc
Distribuicéo
Criterio Suma de Energia horaria Suma de Potencia de Potencia
potencia generada en potencia cortocircuito del nominal del

instalada en un relacién con el instalada en un transformador generador

circuito promedio anual circuito (lado primario /
de las horas de lado secundario)
minima

demanda diaria

Limite <15 %dela <50 % <50 % de la <10%/ <10 % de
capacidad capacidad <25% potencia de
nominal térmica cortocircuito

Tabla 2. Limites de potencia por circuito o transformador.

Finalmente, la Tabla 3 muestra el tratamiento que se realiza a la energia
generada por los generadores distribuidos, ya sea para autoconsumo o no, y
los grupos tarifarios en los que se dividen las tarifas aplicadas a los
consumidores en general.



Reino Unido Espafia Colombia Brasil Hawai
Compensacion neta
sencﬁla Mensual con costo
margen de Si, con crédito para
. . comercializacion (y 60 meses. Existio, pero fue
No existe No existe

costos de distribucion,
transporte, pérdidas y
restricciones)

Se esta proponiendo
modificarlo

eliminado en 2017

Venta de excedentes

Feed-in Tariff
eliminadas en
2019

Smart Export
Guarantee

Compensacion
econémica a
precio de mercado
diario e intradiario
reduciendo costo
de desvios

A precio mayorista para
los auto-consumidores

A precio mayorista mas el
50% de las pérdidas
evitadas para la
generacion distribuida

No existe, se
conservan los
excedentes para
netear en el futuro.
Pasados los 60
meses, el
consumidor pierde la
compensacion por la
energia inyectada

Varios programas:
Customer Grid

Supply

Smart Export
Guarantee

Grupos tarifarios

Domeésticos (con
dos segmentos)
y no domeésticos

Por caracteristicas
eléctricas

Por estrato social

Por tipo de
consumidor

Por tipo de
consumidor

Tabla 3. Comparacion internacional. Tratamiento de la energia generada por los autoconsumidores y generadores distribuidos
y grupos tarifarios para los consumidores en general.



Tal y cdmo se observa en las tablas anteriores, las condiciones de la
generacion distribuida en los paises analizados son diferentes. Aun asi, a
continuacion, se muestran las conclusiones mas importantes extraidas de este
andlisis.

e Los programas de medicion neta sencilla se han ido abandonando, ya
gue son perjudiciales si se compensa el costo total del suministro
eléctrico ya que permitiria que los consumidores dejen de pagar por
costos del sistema como las redes, servicios auxiliares o no se valore
el costo real de la generacion que puede cambiar de una hora a otra.

e Las ventas de los excedentes de generacion en Espafia y Reino Unido
varian por hora o periodo para que reflejen los costos de generacion
gue sustituyen.

e Los grupos tarifarios no deberian depender del tipo de consumidor
(como se hace en Brasil, Hawai o Colombia), sino de las caracteristicas
eléctricas del punto de consumo.

e Los requisitos de medidores son claves para evaluar impactos de la
generacion distribuida e implementar tarifas avanzadas.

e El autoconsumo compartido o generacion distribuida conjunta es una
opcion que se estd implementando en los paises.

e EIl autoconsumo virtual® no se recomienda ya que el Unico pais de los
analizados que lo permite actualmente es Brasil y el regulador, ANEEL,
pretende revisar dicho mecanismo debido a sus ineficiencias a la hora
de enviar sefiales econdmicas a los consumidores." (Chaves et al,
2020, pags. 67-71).”

4.5 Enfoque Regulatorio propuesto

En esta metodologia es necesario un esquema regulatorio flexible, que
propicie la optimizacion y que sea un instrumento habilitante que permita a los
usuarios con recursos energéticos distribuidos competir para maximizar la
eficiencia del sistema eléctrico al ofrecer sus excedentes de energia.

En este sentido, el articulo 12 de la Ley N° 10086 establece de forma explicita
gue la compensacion econdmica (compra-venta) de los excedentes de energia
eléctrica debe responder a criterios de oportunidad, necesidad, eficiencia y
conveniencia; mientras que el articulo 7, inciso a) de esta misma Ley establece

6 Modalidad de la generacion distribuida para autoconsumo en donde los sistemas de generacion
distribuida para autoconsumo desligan el punto de consumo del punto de generacion. El productor
consumidor de un sistema que produce excedentes registrados en un medidor (punto de generacion)
se le reconocen en otro medidor (punto de consumo).



la obligacién, por parte de las empresas distribuidoras de realizar inversiones
y estudios técnicos para la integracion de los recursos energéticos distribuidos
gue cumplan con los principios de eficiencia, eficacia y servicio al costo. Por
otra parte, esta misma Ley establece la obligacion de no crear subsidios en las
tarifas (articulos 6 —incisos b y e€) y 7(inciso a).

Por lo anterior, se propone un esquema de tarifa maxima de compra-venta de
excedentes y el reconocimiento econémico producto de la generacion
distribuida para autoconsumo, dado que relune las caracteristicas necesarias
para crear un mecanismo flexible, lo cual es de gran relevancia en este caso.

A continuacion, se detallan algunos de los elementos mas importantes
gue justifican la eleccion de este enfoque:

e La tarifa maxima permite crear un mecanismo flexible, lo cual es de gran
relevancia en este caso, dado que existen cambios significativos en
periodos cortos de tiempo y es necesario que el esquema tarifario logre
reaccionar de modo dinamico ante esas situaciones, ademas, permite un
mayor conjunto de oportunidades y espacios de negociacion entre los
agentes.

e Propicia la competitividad y estimula la eficiencia, elemento fundamental
a tomar en consideracion dentro de los principios tarifarios. Este esquema
es caracteristico por su alto grado de estimulacion de la eficiencia, al dar
la oportunidad a los agentes de competir con base en sus costos y de
esta manera no estar sujetos a un valor unico, sino plantear ofertas que
pueden ser mas rentables que otros proyectos de kWh equivalentes, lo
cual a su vez permitiria propiciar la asignacion optima de los recursos.

e Genera los incentivos para la adquisicion de la generacion distribuida u
otros excedentes, pues las empresas distribuidoras tendran un incentivo
a la compra si logran adquirir la energia a un precio menor o igual al de
un kWh equivalente. De ese modo con una tarifa maxima, se daria la
flexibilidad necesaria para que se presenten este tipo de incentivos
importantes para el desarrollo de la actividad.

e Como se indicé en secciones previas, es relevante que los precios se
desacoplen a los precios del sistema de distribucion, y estén asociados a
los precios del sistema de generacion’, por lo cual, la tarifa maxima a
utilizar seria un precio de generacién de referencia, lo cual permite que
ambas metodologias sean interoperables y mantengan consistencia entre
instrumentos. Esto es de gran relevancia pues permitiria que cualquier
cambio en el sistema de generacion se transfiera sin problema a la tarifa

7 No implica el cobro de peaje de transmision.



de compra-venta de excedentes, ademas permiten la utilizacion de
criterios y estructuras tarifarias consistentes con las del sistema de
generacion.

e No es necesario el desarrollo de un calculo tarifario especifico y
exhaustivo para los generadores distribuidos, de este modo no se debe
disefiar una tarifa especifica por tipo de tecnologia o condiciones de los
servicios, lo cual operativamente es muy complejo y los cambios
tecnoldgicos significativos en este sector, podrian ocasionar la
obsolescencia del planteamiento con facilidad, al tiempo que la propuesta
en cuestion fomenta la neutralidad y equidad de condiciones, permitiendo
gue los kWh equivalentes reciban un tratamiento similar.

e Permite afrontar el problema de la asimetria de informacion, pues al
regular a los generadores distribuidos se requeriria de una cantidad
importante de informacion de costos y operacion de una gran cantidad de
agentes, sin embargo al emplear una tarifa maxima de referencia que
estara en funcion del sistema de generacion, no seria indispensable
contar con esa informacion detallada, y el seguimiento de los precios
efectivamente pagados podran revelar informacion relevante sobre la
evolucién de la actividad, su nivel de eficiencia e implicitamente de los
costos generales a partir de las retribuciones aceptadas.

Para la determinacion de la tarifa maxima, se analizaron diversos estudios
realizados a nivel nacional e internacional, los cuales arrojaron conclusiones
importantes sobre criterios a tomar en consideracion, a continuaciéon, se
detallan los extractos mas relevantes:

Para la determinacion de un precio que valore adecuadamente la energia
inyectada, es necesario que dicho monto esté acoplado al sistema de
generacion, por considerar que es el sistema acorde a los kWh equivalentes
producidos por estos servicios distribuidos, tal y como se muestra a
continuacion:

“Esta tarifa de ventas debe reflejar los costos de la generacion, y se
puede determinar de diferentes maneras, utilizando el costo marginal
del sistema o el costo de generacion reconocido en la tarifa minorista,
o tarifas especiales para cada tipo de tecnologia de DREG. La
transicion a facturacion neta mitigaria los subsidios cruzados a los
productores-consumidores y proporcionaria una sefial de precio mas
adecuada para inversiones futuras en la DREG para autoconsumo.”
(Deloitte & Electric Power Engineers, 2020, pag. 12)



En esta determinacion del precio es necesario realizar una valoracion
econOmica horaria de la energia, de modo que el precio varie a lo largo del
dia, tal y como se describe a continuacion:

“Por ello, se recomienda en cuanto sea posible el uso de la modalidad
conocida como medicién neta completa, que realiza una valoracion
econémica de la energia en la cual el neteo de la energia es
dependiente de la hora o del periodo horario de inyeccién y de retiro de
la energia, o utilizar la venta de excedentes valorados al precio medio
de compra o el precio por periodo.” (Chaves et al., 2020, pag. 92)

Por lo anterior, se propone que el precio se determine en funcién del costo de
oportunidad de la energia, dado que, por las caracteristicas técnicas de la
electricidad, la energia que se inyecte podra ser aprovechada por otros
usuarios y con base en el principio de neutralidad, el usuario final no
discriminard de donde provenga la misma, pues terminan siendo kWh
equivalentes, tal y como se menciona seguidamente:

“El reconocimiento de los excedentes deberia realizarse al costo de
oportunidad de la energia del sistema de distribucion que de todas
formas ya se calcula por parte de ARESEP. El ejemplo de aplicacion
se observa en el circuito en la Figura 8.9, donde se muestra que la
energia excedente del abonado con panel fotovoltaico se “re-vende” en
el abonado vecino. Para el vecino la fuente de donde se origina esta
energia no es relevante siempre y cuando pague el mismo precio, que
seria nuevamente el costo de oportunidad del sistema.” (Universidad
de Costa Rica, Escuela de Ingenieria Eléctrica, 2015, pag. 220)

Lo anterior, guarda consistencia con los resultados expuestos en la
experiencia internacional, en la cual se indica que, en la mayoria de los casos
el precio de referencia se determina con base en el valor de un kWh
equivalente en el mercado mayorista.

La idea que se asume en el planteamiento es la siguiente: el agente que vende
la energia estara obteniendo el valor de mercado correspondiente y el
comprador esta obteniendo un valor equivalente a su costo de oportunidad, es
decir al costo que le implicaria en su caso, sustituir el kWh comprado al
generador distribuido por un kWh equivalente en el mercado contemplando
todas las alternativas de compras de energia existente incluyendo los sistemas
de generacién propia que tenga una empresa distribuidora, esto siguiendo el
supuesto de racionalidad, donde el costo de oportunidad reflejara la mejor
opcién de compra posible o el precio mas eficiente (menor) dentro de ese
conjunto de alternativas posibles.



Este mecanismo de determinacion de precio es el que permite
tedricamente que se logre una asignacion eficiente, tal y como se indica a
continuacion:

“Por ello, el que los agentes construyan sus ofertas a partir de sus
costes de oportunidad es lo que hace que el mercado sea un
mecanismo de asignacién eficiente (es decir, utilizacion 6ptima de los
recursos disponibles). Esta asignacion eficiente no se lograria si las
ofertas reflejaran los costes variables.

Sin embargo, en ocasiones se aducen equivocadamente problemas de
competencia debido a la confusion entre los conceptos de coste
variable y coste de oportunidad.” (Energia y Sociedad, 2021)

Dado que a nivel nacional no se dispone de un mercado mayorista de
electricidad para determinar este precio de referencia que se debe utilizar al
realizar una asignacion eficiente, es necesario realizar una aproximacion con
base en el costo de oportunidad respectivo a partir del esquema tarifario
existente en el sistema de generacion. Al respecto Weinstok (2020) indica:

“Concerniente al modelo SFVR, se recomienda aplicar una estructura
tarifaria al componente que reconoce el costo de la energia comprada
por la empresa distribuidora al sistema de generacién eléctrica, el cual
debe ser transferido al consumidor. Este es un costo variable que se
deberia cobrar por kWh consumido, pero con variaciones de precio
segun cada segmento de la estructura tarifaria. Los precios por
establecer en cada segmento de la estructura tarifaria deberian ser una
aproximacion del costo de oportunidad de la electricidad para el
sistema eléctrico, en cada uno de ellos.” (Weinstok, 2020, pag. 42)

En funcion de lo anterior, estos agentes establecen acuerdos para comprar y
vender energia, dadas las particularidades especificas del SEN, el comprador
en este caso sera especificamente una empresa distribuidora de electricidad
y los vendedores de excedentes podran ser generadores distribuidos u otras
empresas distribuidoras de electricidad de conformidad con la Ley N° 10086.



Dado que se asume que los agentes actuan de modo racional, se espera que
tomen la decisibn marginal que les permita maximizar sus beneficios, por lo
cual, en el proceso de compra-venta de estos excedentes, ante la existencia
de diversas ofertas para un kWh equivalente, se optara por la que posea el
precio menor.

Por ello, se propone utilizar el costo de oportunidad como mecanismo para
determinar la tarifa méxima, pues propicia la eficiencia y asignacién 6ptima de
recursos, al tiempo que genera los incentivos a la compra de excedentes al
permitir que los mismos se adquieran a un precio menor o igual al de la mejor
opcion que se esta sustituyendo, es decir al costo de oportunidad
correspondiente.

Para determinar este costo de oportunidad, se requiere identificar el monto
unitario a pagar por la empresa distribuidora referente a todas las opciones de
compra de un kWh de energia equivalente, estos montos se fijan mediante las
metodologias ordinarias y extraordinarias del sistema de generacion, el cual
para algunas empresas puede estar diferenciado por periodo horario,
estacional o ambos, y eventualmente a futuro, la ARESEP o el ente que se
defina, podra desarrollar esta diferenciacion para aquellas empresas que no lo
poseen. De manera similar, el monto unitario por potencia corresponde al
monto por pagar por kW de potencia comprado por la empresa eléctrica, con
diferenciacion por periodo horario, estacional o ambos.

Debido a que este costo de oportunidad se obtendra a partir de las estructuras
tarifarias existentes en el sistema de generacion, es necesario que estas
estructuras tengan una composicion similar, en caso contrario se debera
realizar un proceso de homologacion para realizar la adecuada comparacion
de las opciones existentes, este proceso es explicado con detalle mas
adelante.

De esta manera, a partir del analisis desarrollado, el enfoque propuesto es la
utilizacibn de una tarifa maxima, este precio se determinard para cada
empresa, periodo horario, periodo estacional, moneda y tipo de bloques
existentes en la estructura homologada, con base en el costo de oportunidad
de un kWh equivalente y en las estructuras tarifarias aprobadas.

Con base en las negociaciones entre empresas distribuidoras, asi como entre
las empresas distribuidoras y el generador distribuido se determinara el
precio efectivo con el cual se pagara cada uno de los excedentes inyectados
0 ventas de excedentes entre empresas distribuidoras, este precio efectivo
debera ser menor o igual al precio maximo estimado por la ARESEP.



Lo anterior, es consistente con lo definido en la Politica Regulatoria de la
ARESEP, dictaminada en la resolucion RE-0206-JD-2021 del 5 de octubre de
2021 y publicada en La Gaceta 209 del 15 de octubre de 2021,
especificamente en el objetivo especifico 3, el cual indica:

“Desarrollar una regulacion que provea las sefiales necesarias para
llevar la prestacion de los servicios publicos hacia la senda de la
eficiencia, la eficacia, tanto de manera individual, por sector o industria,
considerando el principio de servicio al costo eficiente, la aplicacion de
enfoques regulatorios comparados y ejercicio de un modelo regulatorio
oportuno, apoyado en las mejores practicas y en la articulacion de los
instrumentos de politica”.

(..)

IX.Que del informe IN-0071-CDR-2022, citado y que sirve de base para la
presente resolucion, se extrae que la propuesta del método de calculo para el
reconocimiento de los costos, rentabilidad, inversiones y canon en que
incurren las empresas distribuidoras para la integracion de recursos
energéticos distribuidos al SEN (Ley N.° 10086) (Tarifa T-DER), se basa y
fundamenta en lo siguiente:

CAPITULO IV: METODO DE CALCULO PARA EL RECONOCIMIENTO DE
LOS COSTOS, RENTABILIDAD, INVERSIONES Y CANON EN QUE
INCURREN LAS EMPRESAS DISTRIBUIDORAS PARA LA INTEGRACION
DE RECURSOS ENERGETICOS DISTRIBUIDOS AL SEN (TARIFA T-DER)

(...)
4 JUSTIFICACION

La evolucion tecnolégica de los recursos energéticos distribuidos y su
acelerada incorporacién a la red eléctrica nacional desde 2015 a la fecha, en
especial de sistemas de generacion distribuida predominantemente
fotovoltaicos, hace necesaria la revision periddica y oportuna de la regulacion



en materia de generacion distribuida, tanto en sus aspectos técnico-
ingenieriles como para brindar sefiales de precio acordes al contexto y al
impacto de los recursos energéticos distribuidos sobre la sostenibilidad
financiera del modelo eléctrico costarricense, y particularmente lo relacionado
con la asignacion de costos para los generadores distribuidos y la valoracion
econdmica de los excedentes.

Por otra parte, a partir de la entrada en vigor de la Ley N.° 10086 (enero-2022),
se modifica sustancialmente el marco legal para el aprovechamiento de los
recursos energéticos distribuido; estableciendo una serie de condiciones,
requisitos y obligaciones, tanto para las empresas eléctricas distribuidoras,
como para el ente rector y el ente regulador; asi como para los mismos
generadores distribuidos y propietarios de DER.

En este contexto, en las siguientes secciones se analizan en detalle las
principales razones que ameritan el desarrollo de una nueva metodologia
tarifaria que les permita a las empresas eléctricas distribuidoras cubrir todos
los costos relacionados con esta actividad.

4.1 Mercado de los recursos energéticos distribuidos

Mediante la Ley N.° 10086 se defini6 la generacion distribuida para
autoconsumo como el “conjunto de tecnologias o equipos necesarios para la
generacion de energia eléctrica a partir de fuentes de energia renovable
utilizados por el generador distribuido” (articulo 2 inciso h), donde generador
distribuido corresponde a “persona fisica o juridica que posea y opere un
sistema de generacion distribuida para autoconsumo a pequefia escala, a
partir de fuentes de energia renovables, en la modalidad de operacién con
entrega de excedentes a la red, operacion sin entrega de excedentes a la red
y operacion en isla. A los efectos de la presente ley, los generadores de
energia eléctrica autbnoma o paralela, al amparo de la Ley N.° 7200, Ley que
Autoriza la Generacion Eléctrica Autbnoma o Paralela, de 28 de setiembre de
1990, no se consideraran generadores distribuidos ni podran utilizar sus
concesiones para tal fin” (articulo 2 inciso i) y donde las fuente de energia
renovable se define como “fuentes de energia que estan sujetas a un proceso
de reposicion natural y que estan disponibles en el medio ambiente inmediato,
tales como: la energia del sol, el viento, la biomasa, el agua, las mareas y olas,
y los gradientes de calor natural” (articulo 2 inciso g).



Asimismo, es importante tomar en consideracion que la Ley N.° 10086 define
los recursos energéticos distribuidos de la siguiente manera: “Recursos
energéticos distribuidos; (DER): son tecnologias de generacion vy
almacenamiento conectadas directamente a la red de distribucion, capaces de
exportar potencia eléctrica activa. A los. efectos de la presente ley se
entienden como DER: (a) los sistemas de generacion distribuida para
autoconsumo; (b) los sistemas de almacenamiento de energia y (c) los
vehiculos eléctricos, incluyendo los sistemas de interconexion o
suplementarios necesarios para cumplir con los requerimientos de la red y su
gestion de la demanda” (articulo 2 inciso p).

Con el fin de presentar el comportamiento de la generacién distribuida en el
pais, se cuenta con los datos de facturacion y generacion por usuario con
sistemas de generacién distribuida y por empresa distribuidora para el periodo
comprendido entre enero del 2017 y diciembre del 2021. Es importante indicar
que, la Ley N.° 10086 fue aprobada en enero del 2022, por tanto, los datos que
se presentan a continuacion no reflejan las condiciones establecidas en la ley
para la generacion distribuida.

Cabe sefalar que MINAE dispone de un registro de sistemas de generaciéon
distribuida para autoconsumo. Al 31 de enero de 2021 se contaba con 2.252
registros, sumando en su conjunto una capacidad instalada de 73.604,79 kW.
Es importante contrastar dicho dato con la capacidad instalada a nivel nacional
reportada por el Centro Nacional de Control de Energia en su informe anual
de 2020, la cual es de 3.537.178 kW, por lo que, en ese momento, la capacidad
instalada de generacion distribuida registrada representa un 2,08% de la
capacidad instalada de generacién a nivel nacional.

De acuerdo con los datos disponibles en la Intendencia de Energia, la
generacion distribuida experimentd un crecimiento importante entre estos
afos, durante el 2017 esta actividad representé 0,07% del total de energia
consumida en el pais, mientras que en 2020 ascendi6é a 0,61%. Llama la
atencién que, durante 2020 esta energia llegé a cuadriplicar la totalidad de
energia solar generada por empresas distribuidoras a nivel nacional (plantas
solares de ICE, Coopelesca y Coopeguanacaste).

Cabe sefalar que la generacion distribuida es
predominantemente fotovoltaica, para diciembre 2021 representd un
99,75% del total de generadores distribuidos, asimismo, para el 2021 la
generacion distribuida con sistemas fotovoltaicos representé el 87,35% del
total de energia generada por los generadores distribuidos.



Segun los datos de facturacidén y generacion provistos por cada empresa, en
diciembre de 2017 se contabilizaban 674 generadores distribuidos, cifra que
a finales de 2021 se elevé a 2 830 (320% de crecimiento).

Cuadro 4. Cantidad de generadores distribuidos por afio segun
empresa distribuidora, 2017-2021 ¥

Empresa 2017 2018 2019 2020 2021
CNFL 307 476 684 902 1074
COOPEALFAROR

ulz 4 5 7 8
COOPEGUANAC

ASTE 49 105 146 204 266
COOPELESCA 15 36 57 68 80
COOPESANTOS 9 24 33 41 67
ESPH 45 69 109 127 149
ICE 248 462 693 851 1138
JASEC 1 7 24 34 48
Total 674 1183 1751 2234 2830
a/ Cifras

preliminares

b/ Cantidad a diciembre de cada afio
Fuente: ARESEP con base en los datos aportados por las empresas reguladas, 2021.

Adicionalmente, la energia generada por parte de los generadores distribuidos,
durante 2021 fue considerablemente mayor en comparacion con afios
anteriores (figura 1), caracterizada por una tendencia creciente cuyo maximo
fue alcanzado en el mes de marzo. Durante el afio 2017 se genero un total de
6,2 GWh; cifra que es trece veces mayor en 2021, cuando se gener6 81,3
GWh.



Figura 13. Energia generada por los generadores distribuidos, por mes y afio, 2017-
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Fuente: ARESEP con base en los datos aportados por las empresas reguladas, 2021.

En el cuadro 2 se detalla la distribucion porcentual de la energia generada
anualmente por empresa y provincia. La participacion de la CNFL y el ICE
disminuy6 en cerca de diez puntos porcentuales durante el periodo analizado
mientras que ESPH y Coopelesca experimentaron los incrementos mas
significativos (4,8 y 8,6 puntos porcentuales, respectivamente). Con respecto
a la distribucion por provincia, San José y Alajuela concentran mas de la mitad
de la generacion distribuida en el pais, llama la atencién el caso de la provincia
de Limdn, pues paso de generar 0,7% del total en 2017 a 5,5% en 2021.

Cuadro 5. Cantidad total de energia generada por afio y distribucién porcentual segun
empresa y provincia, 2017-2021%/

Caracteristica 2017 2018 2019 2020 2021
Total (kWh) 6.255.092  18.738.744 37.469.104 57.483.769 81.337.973
CNFL 47,6 41,5 39,6 43,1 37,7
COOPEALFARORUIZ 0,0 0,2 0,1 0,3 0,3
Por  COOPEGUANACASTE 5,8 8,1 7,1 5,5 6,0
empresa
(%) _COOPELESCA 3,4 4,0 4,3 5,2 12,0
COOPESANTOS 0,9 4,5 2,6 1,8 4,1

ESPH 2,1 2,7 6,3 8,4 6,9




ICE 40,1 38,5 38,2 32,4 30,1

JASEC 0,1 0,5 1,8 3,3 2,9

San José 41,0 36,0 34,1 36,9 35,0

Alajuela 29,3 25,1 23,5 19,3 24,9

Por Cartago 2,1 3,6 6,7 5,2 4.4
provincia Heredia 8,9 9,2 11,9 15,6 13,3
() Guanacaste 8,9 12,0 10,4 9,9 10,8
Puntarenas 9,0 7,8 7,0 6,0 6,0

Limoén 0,7 6,3 6,3 7,1 55

a/ Cifras preliminares
Fuente: ARESEP con base en los datos aportados por las empresas reguladas, 2021.

En la figura 2 se presenta la distribucion por tipo de tarifa del total de energia
generada anualmente. Mas de la tercera parte fue generada por cliente
categorizados como “comercios y servicios monomica” (T-COM), seguido de
la tarifa “comercios y servicios con potencia” (T-COB) donde se genero
alrededor del 24,5% en 2021 y la de “residencial” con 13,6%. Estos dos ultimos
tipos de servicios muestran un cambio importante pues disminuyo
considerablemente su participacién a través de los afios; mientras que las
tarifas “Media Tension a” (T-MT) e “industrial con potencia” (T-INB)
aumentaron su participacién entre 2017 y 2021.

Figura 14. Distribucion porcentual de la energia generada por abonados productores
por afio segun tipo de tarifa, 2017-2021%/
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a/ Cifras preliminares

b/ "Residencial" incluye las tarifas: Residencial (T-RE) y Residencial horaria (T-REH).

¢/ "Otras" incluye las tarifas: Preferencial monémica (T-CSM), Preferencial con potencia (T-
CS), Promocional monémica (T-PRM) y Promocional con potencia (T-PRB).

Fuente: ARESEP con base en los datos aportados por las empresas reguladas, 2021

En el afio 2017, el total de abonados productores inyectaron mensualmente
en la red alrededor de 200 MWh, mientras que en 2021 esta cifra fue de 2,4
millones de MWh en promedio por mes. En la figura 3 se muestra la energia
depositada y retirada de la red, se observa la tendencia al aumento en la
energia depositada, congruente con el crecimiento que ha presentado la
actividad durante el periodo estudiado, ademas se observa que casi en todos
los meses la energia depositada es mayor a la energia retirada.

Figura 15. Cantidad de energia depositada y retirada de la red por mes y afio, 2017-
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9 000 000 -

8 000 000

7 000 000 A

6 000 000

5 000 000 -

4 000 000 -

3 000 000 A

2 000 000 A

1 000 000 - 7

dowooo 3 EEEEE B B S BB S S EEE S S BB ot te

SERS A EERE NI E LS EE R R I RN
2017 2018 2019 2020 2021

Energia generada - Energia depositada
Energia retirada Energia depositada no retirada

a/ Cifras preliminares
Fuente: ARESEP con base en los datos aportados por las empresas reguladas, 2021.

El porcentaje de energia retirada mensualmente por los generadores
distribuidos como parte de la energia depositada ha mantenido un
comportamiento relativamente estable a lo largo del periodo bajo estudio,
ronda entre 57% y 103%, situaciones que se presentaron en diciembre de
2021 (minimo registrado) y mayo de 2018 (maximo registrado),



respectivamente. En promedio, en 2017 los generadores distribuidos retiraron
mensualmente el 87% de la energia que depositaron, en 2018 el porcentaje
aumento levemente siendo de 89%, en 2019 fue de 85% y en 2021 se presentd
la proporcién més baja, siendo de 77%.

La energia depositada en la red mensualmente representa en promedio el 37%
de la energia generada por los abonados productores. En el mes de julio de
2018 se presentd la menor proporcion de energia depositada en relacion con
la energia generada y representa 26,8%, mientras que en abril de 2020 en se
presenta la mayor (45,5%).

Antes de continuar con el analisis, es importante definir el consumo natural, el
cual representa toda la energia consumida por el generador distribuido
independientemente del origen de esta, corresponde a la necesidad energética
en ausencia de cualquier generador en sitio o medio de almacenamiento de
energia; se calcula como la energia generada menos la energia depositada
mas la energia retirada, en términos matematicos se representa de la siguiente
forma:

Donde:

CN;, Es el consumo natural del generador distribuido i en el periodo
t.

EG;; Es la cantidad de energia generada por el generador
distribuido i en el periodo t.

ER;; Es la cantidad total de energia retirada por el generador
distribuido i en el periodo t. (Incluye la energia que se retira
por concepto de consumo diferido y la energia que se compra
a la empresa distribuidora).

El;; Es la cantidad de energia inyectada o depositada por el

generador distribuido i en el periodo t.

El total de energia generada por los abonados productores en 2017 represento
30% de su consumo natural, este porcentaje aumenté en 2020 y fue de 40%;
las mayores diferencias se observan en el sector industrial, donde disminuy6
la proporcién con respecto al consumo natural, debido al ingreso de empresas
con grandes consumos que estan incursionando en la generacion distribuida.



Por su parte, en el sector residencial se observa una tendencia estable en este
porcentaje, aunque se estdn desarrollando proyectos mas grandes de
autoconsumo. En general se observa que, para el afio 2021 las residencias
con sistemas de generacion distribuida logran cubrir el 60% de su consumo a
través de la energia que ellos mismos generan (Figura 4).

Figura 16. Porcentaje de energia generada como parte del consumo natural por afio
segun categoria tarifaria, 2017-2021%/
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Fuente: ARESEP con base en los datos aportados por las empresas reguladas, 2021.

4.2 Aspectos tedricos del disefio de tarifas

La Ley N.° 7593 determina que, dentro de los principios basicos de los
mecanismos tarifarios a desarrollar, se debe garantizar el servicio al costo y la
determinacién eficiente de este costo, lo anterior, es contemplado en la
literatura especializada, de un modo mas amplio como menciona (Chaves et
al, 2020, pag. 65) al indicar: “el objetivo del disero tarifario no deberia ser
Gnicamente asegurar la recuperacion de costos, sino también dirigir las
acciones de los usuarios a un uso mas eficiente del sistema eléctrico”, al
respecto dichos autores mencionan que a partir de la revision de Burger et al.
2019; OECD 2011; I. Pérez-Arriaga 2016; Rodriguez Ortega et al. 2008, se
llega al consenso general de que las tarifas eléctricas deberian contemplar los
siguientes principios:

“Eficiencia econémica: los bienes o servicios deben ser consumidos
por quien mas se beneficia de ellos (I. J. Pérez-Arriaga 2013). El
objetivo principal de este principio es la minimizacién de los costos
totales del sistema. No so6lo se deben minimizar los costos actuales del



sistema, sino también los costos del sistema a largo plazo. Esta
minimizacién de los costos del sistema se puede lograr enviando
sefales econdmicas eficientes a los usuarios del sistema que fomenten
el uso eficiente de la red (Batlle 2011).

Una de las principales cuestiones que surgen cuando se mide la
eficiencia econdémica es qué costos deben incluirse en los costos totales
del sistema (European Comission 2018). Por ejemplo, un gran
despliegue de vehiculos eléctricos elevaria los costos del sistema
eléctrico, ya que se necesitarian refuerzos de la red. Sin embargo,
también disminuiria el numero de vehiculos impulsados por
combustibles fosiles y, por consiguiente, el consumo de combustibles
fosiles y las emisiones de CO2.

Por lo tanto, para calcular con precision la minimizacion de los costos
totales del sistema, se deberian tener en cuenta los beneficios externos
€n estos otros sistemas.

Una vez definidos los costos totales del sistema, se pueden establecer
los criterios para obtener la eficiencia econdémica:

11.Minimizacion de costos del sistema: el objetivo principal del disefio
de tarifas es la minimizacion de los costos totales del sistema. No
s6lo se deben minimizar los costos actuales del sistema sino
también los costos del sistema a largo plazo, considerandose las
inversiones futuras y los costos asociados.

12.Reflectividad de costos: la tarifa eléctrica refleja los costos del
suministro de electricidad, reconociendo que estos precios pueden
variar segun el tiempo, la ubicacion y la calidad de suministro (Pollitt
2018). Consideraciones adicionales para asegurar la reflectividad de
costos:

e Aditividad de los costos: los consumidores pagan la suma de los
costos que su consumo induce a los costos totales del sistema.

e Simetria: el consumoy la inyeccion en el mismo nodo y al mismo
tiempo se pagan/cobran por igual (con signo opuesto).

e Robustez frente a la agregacion de consumidores: el importe
pagado por la agregacion de consumidores es igual a la suma
de los pagos de cada consumidor conectado por separado a la
red.

13.Previsibilidad: En el corto plazo, cuan precisamente los
consumidores pueden estimar el monto que pagaran antes de
consumir la electricidad. A largo plazo, asegurar la menor
incertidumbre regulatoria a los usuarios.



14.Neutralidad tecnolégica: la tarifa deberia ser agnostica a las
actividades particulares para las cuales se utiliza la red o la
tecnologia utilizada para retirar o inyectar energia en la red (I. J.
Pérez-Arriaga 2013).

15. Minimizacion de subsidios cruzados: las acciones de un usuario no
deberian tener un impacto negativo en los cargos aplicados a otros
usuarios (Burger et al. 2019; Strielkowski, Streimikiené, and Bilan
2017).

Equidad: de acuerdo con (l. J. Pérez-Arriaga 2013), una tarifa
equitativa no deberia proporcionar ninguna ventaja a un determinado
usuario frente a otro usuario. Esta definicibn conlleva muchas
implicaciones, de las que las mas discutidas son las que en (Burger et
al. 2019) se definen como equidad en la asignacion, equidad
distribucional y equidad transicional.

7. Equidad en la asignacion: usos de red idénticos deberian ser
cargados de la misma manera. En cuanto a usos de red idénticos
nos referimos a localizaciones y patrones de consumo comparables,
sin tener en cuenta la naturaleza del usuario, el uso final de la
energia o los dispositivos que se encuentren tras el medidor. A pesar
de que la equidad en la asignacion se deriva de la definicién de
equidad, sus implicaciones estan completamente alineadas con el
principio de eficiencia econdmica.

8. Equidad distribucional: los cargos aplicados a los consumidores
deberian ser proporcionales a la capacidad de pago de cada
usuario. Esta implicacion es especialmente relevante cuando se
asignan costos en los que no es posible enviar una sefal de
eficiencia econdmica. A su vez, la equidad distribucional
normalmente colisiona con el principio de eficiencia econémica.

9. Equidad de transicion: la transicion de una tarifa antigua a una nueva
deberia realizarse de manera gradual y sin cambios abruptos en los
cargos.

Simplicidad: la tarifa deberia ser facil de entender para la gran mayoria
de la poblacion a fin de facilitar la comprension y la aceptacion entre los
usuarios del sistema (Nijhuis, Gibescu, and Cobben 2017).



Transparencia: la publicacion y explicacion de la metodologia de
disefio de las tarifas es el unico mecanismo disponible para verificar si
se estan cumpliendo los demas principios.

La dificultad de cumplir simultaneamente todos los principios en una
metodologia es también un consenso general, ya que los principios
generan conflictos entre si. Por ejemplo, y como se ha indicado
previamente, la equidad distribucional limita la eficiencia econdmica
(Batlle 2011; I. J. Pérez-Arriaga 2013)”. (Chaves et al, 2020, pags. 65-
67)

En funcién de lo anterior, es necesario generar un esquema que emita las
sefales de precios adecuados, de modo que se propicie la asignacion éptima
de los recursos, a fin de que los agentes logren tomar decisiones que permitan
maximizar su bienestar y el de la sociedad en general, lo que a su vez
permitiria el desarrollo eficiente de la actividad.

De este modo, se deberan incentivar la competitividad, y el desarrollo de
iniciativas que logren ser valoradas no desde una perspectiva individual
aislada, sino de un modo integral en el SEN, con un conjunto de condiciones
homogéneas, equitativas, transparentes y neutrales que permitan
valoraciones econdmicas similares para cada kWh equivalente y que por
consiguiente propicien una retribucion que logre reflejar adecuadamente los
costos eficientes respectivos, y permita incentivar a los agentes a maximizar
la operacién 6ptima de sus instalaciones, en concordancia con las condiciones
de oferta y demanda contemplados al momento de la valoracion econémica
de los excedentes.

En conclusion, en la propuesta metodoldgica debe primar la busqueda de
lineamientos que permitan establecer tarifas eléctricas que cumplan con los
principios expuestos y fomenten el adecuado funcionamiento del servicio
publico en cuestion.

En el caso particular de las tarifas relacionadas con los recursos energéticos
distribuidos, esta propuesta busca reconocer y visibilizar todos los costos en
gue incurren las empresas eléctricas distribuidoras para atender las demandas
de los diferentes tipos de recursos energéticos distribuidos en el sistema, en
resguardo de los principios de eficiencia, previsibilidad, neutralidad
tecnolégica, minimizacién de subsidios cruzados, equidad, simplicidad y
transparencia que se han detallado.



4.3 Experiencia internacional

Como parte de la contratacion desarrollada por el Instituto de Investigacion
Tecnoldgica (1IT) de la Universidad Pontificia Comillas, se procedi6 a solicitar
un andlisis de la experiencia internacional. A continuacién, se resumen los
principales aspectos a destacar en dicho informe del afio 2020 para los paises
analizados:

e Colombia: La regulacion de autoconsumo es relativa y su sistema
tarifario no estd muy desarrollado. Aspectos relevantes son la valoracion
de los beneficios de la generacion distribuida relacionado con la reduccién
de las pérdidas de energia y el rol de érganos independientes para la
resolucion de conflictos relacionados con la interconexion de generacion
distribuida.

e Espafia: Resulta interesante el analisis de la tarifa eléctrica para el
conjunto de los consumidores debido a la implantacion de contadores
inteligentes para la gran mayoria de consumidores de baja tension, lo que
permite el desarrollo de tarifas mas avanzadas. Se realizan
modificaciones en la regulacién de la generacion distribuida como la
eliminacién del cargo sobre la energia auto generada®, dado que cre6 una
mala imagen sobre la regulacién, la cual fue percibida como un
impedimento al desarrollo del autoconsumo. Ademas, este cargo
generaba incentivos a no declarar la generacion distribuida.

Las tarifas se establecen segun criterios eléctricos y no por el uso final de
la energia y el disefio de los cargos por potencia contratada varia por
periodos y se aplica a todos los grupos tarifarios, lo cual es una manera
eficiente de reflejar los costos de la red.

Nunca se ha implementado el neteo de energia entre varios periodos, solo
existe una valoracion econdmica de los excedentes o venta de energia
gue depende del costo de la energia en cada hora y se resta, al pago de
la energia, los costos de los servicios auxiliares.

8 Cargo que tenia el objetivo de que los consumidores con generacion distribuida contribuyeran como
el resto de los consumidores al pago de costos del sistema como redes u otros costos regulados,
denominado “Impuesto al Sol”



e Reino Unido: El regulador britanico ha realizado mdultiples estudios con
el objetivo de implantar unas tarifas de red que permitan un desarrollo
eficiente de la misma y del sistema eléctrico en su conjunto, por esto han
abandonado las FiT® y han presentado avances en el disefio de tarifas
eficientes.

En Reino Unido no existe la medicion neta sencilla y, a pesar de no contar
con una amplia implantacion de contadores inteligentes a nivel residencial
corresponde a uno de los paises mas avanzados en cuanto a las tarifas
aplicadas a consumidores en general.

Finalmente, para atender conflictos entre distribuidoras y empresas
desarrolladoras, se crea una entidad independiente centrada en la
resolucién de conflictos; aunque, en dltima instancia, el regulador puede
tener la labor de agente mediador.

e Hawai: Se destaca: a) la eliminacién de la medicién neta sencilla y la
regulacion de los sistemas de almacenamiento; b) la venta de excedentes
se determina por periodos, lo cual puede ser un paso intermedio antes de
un sistema de compensacion horaria; c) en la tarifa existen cargos fijos
($/cliente) para recuperar ciertos costos que no estan relacionados con el
consumo de energia.

e Brasil: Se destaca la existencia de un mediador independiente para la
resolucion de conflicto y, en dltima instancia, el regulador puede fungir como
agente mediador. La medicion neta sencilla ha tenido un impacto negativo en el
pais y la preocupacion del regulador por el desarrollo de la actividad ha generado
gue se establezcan limites para el desarrollo de la generacién distribuida.

° FiT: siglas de “feed-in-tariff’, “tarifa de alimentacion” o “tarifa de introduccion”, corresponde a
esquemas tarifarios que promueven la inversidon en energias renovables sobre todo a pequefia
escala, mediante contratos de largo plazo.



Cuadro 6. Resumen comparativo del analisis internacional para los paises analizados

Un resumen comparativo entre los paises se presenta en la siguiente tabla:

Variable Colombia Espafia Reino Unido Hawai Brasil
i S RD 1600/2011 EREC G98
Regulacion CREG RESOLUCION No. Rule N°14  PRODIST Médulo 3
aplicable 030 DE 2018 RD 244/2019 EREC 99
Limite de Autoconsumo: 1 MW 3,6/11,04 kW Micro: 75 kW
potencia L 100 kW Sin limite o
instalada Generacion distribuida: 5 MW Hasta 50 MW Mini: 5 MW
o p
S Si,
(@] ss(lgﬁgmznég Si Si, autoconsumo sin Si, EREC G98 |nsta|:li<r:]|ones Sj
s ) s, excedentes exento exento
< interconexion excedentes
g exento
8 Medidor Bidireccional Bldlrecuon_al o doble Bidireccional Generacion Bldlrecmon_al o doble
S medidor neta medidor
Micro: exenta
§ Pa;go de Solicitante Solicitante Solicitante Solicitante B o
reruerzos Mini: Solicitante
Si,
Autocon_sumo No Hasta 100 kW a 500 S Community si
compartido m solar
A_utoconsumo No No No No _ Sl,_pero con
virtual intencion de revisar
hd P ., . Cadigo 1-432-0003
£ Sel?é‘;zféon CREG R%sg'gg'log No. 030 RD 1699/2011 - Rule N.° 14 de Celesc
S g P Distribuicéio




Suma de potencia instalada
en un circuito.
Limite: < 15 % de la
capacidad nominal

Criterio y limite  £por4ia horaria generada en

relacion con el promedio
anual de las horas de minima

Suma de potencia
instalada en un
circuito
Limite: < 50 % de la
capacidad térmica

Potencia de
cortocircuito
del Potencia nominal del
transformador generador
- (lado primario  Limite: < 10 % de
/ lado potencia de

secundario) cortocircuito

demanda diaria La//m//ieé ;;0
Limite: < 50 % et
Mensual con costo margen o
.. R Existio, pero p -
Ke) Compensacion de comercializacion (y costos No existe No existe fue eliminado Si, con crédito para
(o)) neta sencilla de distribucion, transporte, 60 meses.
E pérdidas y restricciones) en 2017
< -
o No existe, se
S g _ _ 3 Feed-in Tariff Varios . conservan los
v S A precio mayorista para los Compensacion eliminadas en programas: excedentes para
s E Venta de autp-consur_mdore’s econdmica a precio de 2019 Qustomer netear en el futuro.
Q < A precio mayorista mas el mercado diario e Grid Supply Pasados los 60
o excedentes 2 ' . L .
c 9 50% de las pérdidas evitadas intradiario reduciendo meses, el
T O I . Smart Export : :
QD para la generacion distribuida costo de desvios Guarantee Smart Export consumidor pierde la
s Guarantee  compensacion por la
§ energia inyectada
|t Grupos . Por caracteristicas Domeésticos (con Por tipo de Por tipo de
e Por estrato social - dos segmentos) ; :
tarifarios eléctricas consumidor consumidor

y ho domésticos

Fuente: Elaboracién propia con informacién de la contratacién desarrollada por el Instituto de Investigacion Tecnologica (1IT) de la Universidad Pontificia Comillas



Entre los paises considerados en el cuadro 3 se evidencian marcadas
diferencias en las condiciones de la generacién distribuida; sin embargo, las
conclusiones mas importantes extraidas del estudio realizado por el Instituto
de Investigacion Tecnoldgica (IIT) de la Universidad Pontificia Comillas son las
siguientes:

“Los programas de medicion neta sencilla se han ido abandonando, debido
a que son perjudiciales si se compensa el costo total del suministro eléctrico
ya que permitiria que los consumidores dejen de pagar por costos del sistema
como las redes, servicios auxiliares o no se valore el costo real de la
generacion que puede cambiar de una hora a otra.

Las ventas de los excedentes de generacién en Espafia y Reino Unido,
varian por hora o periodo para que reflejen los costos de generacion que
sustituyen.

Los grupos tarifarios no deberian depender del tipo de consumidor (como se
hace en Brasil, Hawai o Colombia), sino de las caracteristicas eléctricas del
punto de consumo.

Los requisitos de medidores son claves para evaluar impactos de la
generacion distribuida e implementar tarifas avanzadas.

El autoconsumo compartido o generacion distribuida conjunta es una opcion
gue se esta implementando en los paises.

El autoconsumo virtualll® no se recomienda ya que el Unico pais de los
analizados que lo permite actualmente es Brasil y el regulador, ANEEL,
pretende revisar dicho mecanismo debido a sus ineficiencias a la hora de
enviar sefiales econémicas a los consumidores.” (Chaves et al, 2020, pags.
67-71).

4.4 Enfoque regulatorio propuesto

El enfoque regulatorio definido para esta metodologia se orienta a la
optimizacién y desarrollo de los recursos energéticos distribuidos, de forma
gue se le reconozca a las empresas eléctricas distribuidoras, los costos fijos
y variables, asi como las inversiones necesarias para la adecuada operacion
de los recursos energéticos distribuidos en la red de distribucion de cada
empresa distribuidora.

10 Modalidad de la generacioén distribuida para autoconsumo en donde los sistemas de generacion
distribuida para autoconsumo desligan el punto de consumo del punto de generacion. El productor
consumidor de un sistema que produce excedentes registrados en un medidor (punto de generacion)
se le reconocen en otro medidor (punto de consumo).



El desarrollo de esta metodologia responde a la identificacion de costos
adicionales asociados con la correcta operacion de la red de distribucion
cuando se integran los recursos energéticos distribuidos. Entre los costos e
inversiones identificadas se pueden mencionar. mayor requerimiento de
control de calidad, mayor mantenimiento al sistema de regulacién de tension,
mayor mantenimiento al sistema de protecciones eléctricas, desarrollo de un
mecanismo de facturacion e inversiones en sistemas de facturacion, costos
de comunicaciéon y almacenamiento de datos, costos asociados a la
gestion comercial (contratos, seguimiento solicitudes, reporteria), costos de
monitoreo y operacién en tiempo real, costos de planificacion de la red,
costos de ejecucion de estudios técnicos (conexion de proyectos y
penetracion maxima en circuitos), inversion en sistemas de control
especializados; entre otros costos e inversiones reconocidas por
Coopelesca en el oficio Coopelesca-GG-396-2022.

En este sentido, el articulo 7 de la Ley N.° 10086 establece la obligacién de
las empresas distribuidoras de realizar las inversiones y estudios
técnicos necesarios para la integracion adecuada de los recursos
energéticos distribuidos a la red de distribucién y, a su vez, el mismo
articulo define, de forma explicita, el reconocimiento tarifario de estos
costos e inversiones cuando indica lo siguiente “(...) El costo y
beneficio de las inversiones realizadas seran reconocidas via tarifas por la
Aresep y deberdn asignarse en forma proporcional a las actividades
correspondientes...”; conjuntamente, el articulo 6 establece la obligacion de
la Aresep de considerar, en las fijaciones tarifarias, los costos e inversiones
en la red.

Consecuentemente, los articulos 6 y 7 de la Ley N.° 10086 establecen que no
deben existir subsidios cruzados o cargas econdmicas en favor de los
propietarios de recursos energéticos distribuidos, de forma que el
reconocimiento de los costos e inversiones realizadas por las empresas
distribuidoras para la adecuada integracion de los recursos energéticos
distribuidos deben ser tarifados, directamente, a los propietarios de recursos
energéticos distribuidos, sin generar algun recargo al resto de abonados y
participantes del SEN.

El enfoque regulatorio definido para establecer las tarifas necesarias que
permitan la recuperacion de los costos e inversiones mencionadas es el
denominado como “Tasa de retorno”, en este enfoque la tarifa debe ser
suficiente para generar los ingresos que permitan a la empresa distribuidora
cubrir los costos e inversiones asociados con la integracion de los recursos
energéticos distribuidos a la red de distribucion y, ademas, garantizar un monto



sobre el capital invertido, denominado “Rédito para el desarrollo” que
corresponde a una retribucién brindada a las empresas distribuidoras para
atender sus compromisos de deudas de largo plazo, micro y macro-
inversiones relacionadas con la adecuacion y fortalecimiento de la red de
distribucion que permita la integracion y fomento de los recursos energéticos
distribuidos.

En consecuencia la tarifa se cobrara a todos los propietarios de recursos
energéticos distribuidos interconectados a la red de distribucion de cada
empresa eléctrica distribuidora, pues son estos los responsables de los costos
e inversiones en que incurren las empresas para su interconexion.

Para la aplicacion de este enfoque se requiere de la revision, depuracion y
ajuste de la informacién ingenieril, econdmica, estadistica y contable para
establecer adecuadamente el nivel de las tarifas y, a su vez, se requiere de
una clara identificacion de los costos e inversiones directamente relacionados
con la integracion de los recursos energéticos distribuidos para evitar la
aplicacion de subsidios cruzados entre los abonados del SEN y los propietarios
de recursos energéticos distribuidos; tal como lo establece el articulo 6 de la
Ley N.° 10086 cuando indica “...atendiendo las buenas practicas de la
contabilidad regulatoria, debiendo separarse los cargos de los recursos
energéticos distribuidos de las empresas distribuidoras por costos fijos y
costos variables del SEN.”

Las principales ventajas relacionadas con el enfoque seleccionado se vinculan
con que permite identificar los costos propios de la actividad regulada, los
costos identificados seran reconocidos por medio de tarifas, permite identificar
o desglosar los componentes de la estructura tarifaria, contribuye a la
sostenibilidad del sistema dado que las tarifas se fijan en funcion de los costos
propios de la actividad regulada y fomenta la busqueda de la eficiencia
asignativa. Por su parte, las desventajas del método seleccionado se vinculan
con el incentivo a la sobre inversion, la ausencia de incentivos a la eficiencia y
la falta de castigo a las ineficiencias, el alto costo de regulacion por parte del
ente regulador debido que requiere revisar cada uno de los costos incurridos
y los incentivos a la distorsion de los datos por parte de las empresas
distribuidoras para obtener tarifas mas favorables.



Sin embargo, se debe indicar que algunas de las desventajas enumeradas se
ven minimizadas con una adecuada aplicacion de los criterios de eficiencia y
depuracion de informacion que conlleva la aplicacion de los adecuados
principios regulatorios que dictan la teoria y la aplicacion armonica de las leyes
7593y 10086.

Por lo anterior, la seleccion del enfoque regulatorio se vincula con la
sostenibilidad del servicio regulado, el cumplimiento de los requisitos de
calidad, confiabilidad y seguridad de la red de distribucion y el reconocimiento
tarifario de los costos e inversiones en la red amparado en lo estipulado en la
Ley N.° 10086.

Por otra parte, como parte del analisis regulatorio se evaluaron diferentes
alternativas para realizar el cobro de esta tarifa, especialmente para definir con
base en cual variable se debe realizar el cobro respectivo a los diferentes tipos
de propietarios de recursos energéticos distribuidos (PDER). Para esto se
evaluaron principalmente tres alternativas de cobro:

e El consumo natural (kWh), definido este como toda la energia
consumida por el generador distribuido independientemente del origen
de esta, corresponde a la necesidad energética en ausencia de
cualquier generador en sitio o medio de almacenamiento de energia.
Es la suma de la energia generada, mas la energia retirada de la red,
menos la energia inyectada a la red.

e La energia generada para autoconsumo (kWh), es decir la energia
generada por el PDER.

e La capacidad instalada del DER (sistema de generador distribuido o
sistema de almacenamiento), en funcién de los kW.

Se evaluaron las principales ventajas y desventajas de cada una de estas
alternativas, segun se resume en el siguiente cuadro.



Cuadro 7. Ventajas y desventajas de las diferentes alternativas utilizadas como base de
calculo y cobro de la tarifa de costos e inversiones relacionados con los recursos

energéticos distribuidos

Variable

Ventajas

Desventajas

Consumo natural @
(kwh)

¢ Estaria relacionada al consumo total de
cada persona fisica o juridica que
posea u opere un DER.

e Cuenta con respaldo metroldgico por la
utilizacion del medidor bidireccional y
del medidor de generacion.

e Es una variable consistente con otras
tarifas (tarifa de acceso).

La energia que suple la empresa
contempla un canon de regulacion para
el servicio de suministro de energia
eléctrica en la etapa de distribucion, lo
gue podria implicar duplicar este cobro
o0 interpretarse como tal.

Podria interpretarse (incorrectamente)
como que se esta cobrando un canon
por energia que no ha hecho incurrir en
costos de regulacion (solo propios).
Cobro mondémico no horario, donde la
potencia no estaria explicita.

Inconveniente para considerar a los
DER relacionados con almacenamiento,
donde podria no existir energia en un
periodo especifico.

Energia generada para
autoconsumo (kwh)

e Considera Unicamente la energia que
autogenera el PDER, mas relacionada
con los recursos energéticos
distribuidos.

¢ Respaldo metrolégico por la utilizacién
del medidor de generacion.

No se podria generalizar a los sistemas
de almacenamiento puro o baterias de
vehiculos que inyecten energia a la red.

Seria un cobro diferente (inconsistente)
comparando con otras tarifas (tarifa de
acceso).

Podria interpretarse (incorrectamente)
como que estd cobrando un canon por
energia que no ha hecho incurrir en
costos de regulacion.

Inconveniente para considerar a los
DER relacionados con almacenamiento,
donde podria no existir energia en un
periodo especifico.




Capacidad instalada
del DER (sistema de
generacion distribuida
ylo sistema de
almacenamiento), en
funcién de los kW

elLa interconexion con la red de
distribucion  implica  declarar la
capacidad instalada del sistema de GD
y almacenamiento, variable que ya se
reporta.

e Es una variable fija, con los costos
anualizados, tendria poca variabilidad
en el afio calendario.

e Implica la revision y fiscalizacién de las
normas en cuanto a la obligatoriedad
de declarar adecuaciones en los
sistemas de generacion distribuida.

e No estd vinculada a una variable de
medicion periédica como la energia o
potencia medida.

e Puede incentivar el subregistro o0 no
reporte de adecuaciones en los
sistemas de generacion.

¢ No es una sefal de precio con respecto
a consumo de potencia y energia, tal y
como se estila en el resto de las tarifas

e Permite considerar todas las formas de del sector eléctrico.

recursos energéticos distribuidos.

¢ Constituye un incentivo para hacer un
uso mas racional del recurso.

(1) Consumo natural: representa toda la energia consumida por el generador distribuido
independientemente del origen de esta, corresponde a la necesidad energética en ausencia
de cualquier generador en sitio 0 medio de almacenamiento de energia. Es la suma de la
energia generada, mas la energia retirada de la red, menos la energia inyectada a la red.

Del andlisis de estas ventajas y desventajas se concluye que la mejor
alternativa es realizar el cobro de esta tarifa en funcion de la capacidad
instalada, sobre todo porque permite abarcar a todos los tipos de recursos
energéticos distribuidos y no solo los relacionados con sistemas de generacion
distribuida.

[..]

X.Que en la sesion 58-2022, celebrada el 23 de agosto de 2022, la Junta
Directiva de la Aresep, con fundamento en el oficio OF-0211-CDR-2022 del 30
de junio de 2022, que contiene el informe técnico IN-0038-CDR-2022 y el oficio
OF-0035-RGA-2022 del 30 de junio de 2022, acordd someter la procedimiento
de audiencia publica previsto en el articulo 36 de la Ley 7593, la propuesta de
metodologia tarifaria denominada “Metodologia tarifaria de fijaciéon para la
tarifa de acceso a las redes de distribucion por parte del generador distribuido”.

XI.Que de conformidad con el oficio OF-0762-DGAJR-2022 del 14 de octubre de

2022, del analisis post audiencia publica realizado a la propuesta de
“‘Metodologia tarifaria de fijacion para la tarifa de acceso a las redes de
distribucion por parte del Generador Distribuido”, segun lo dispuesto en el
Lineamiento del Regulador General 353-RG-2017, se identificaron 3 cambios




de fondo sustancial, en virtud de lo anterior se recomendd: “1. Someter al
conocimiento y valoracion de la Junta Directiva de Aresep, la propuesta de la
metodologia denominada “Metodologia tarifaria de fijacion para la tarifa de
acceso a las redes de distribucion por parte del Generador Distribuido”,
presentada por la Direccion General Centro de Desarrollo de la Regulacion,
mediante el oficio OF-0317-CDR-2022 del 20 setiembre de 2022. 2. Valorar
que, en caso de mantenerse los cambios de fondo sustanciales introducidos
en la propuesta de metodologia denominada “Metodologia tarifaria de fijacion
para la tarifa de acceso a las redes de distribucion por parte del Generador
Distribuido”, e identificados en ese dictamen, dicha propuesta debera
someterse nuevamente al procedimiento de audiencia publica, de conformidad
con lo establecido en los articulos 9 de la Constitucion Politica y 36 de la Ley
7593”; lo cual amerita que la propuesta sea sometida nuevamente a audiencia
publica, en respeto al derecho de participacion ciudadana.

XII.Que mediante el acuerdo 07-84-2022, del acta de la sesién ordinaria 84-2022,
celebrada el 15 de noviembre de 2022, la Junta Directiva resolvio, por mayoria,
tres votos a uno, y declarado en firme por unanimidad:

“Solicitar al Centro de Desarrollo de la Regulacion que lleve a cabo una
integraciéon, en una sola resolucion, de las siguientes propuestas
metodoldgicas relacionadas con generacion distribuida conocidas en esta
oportunidad por la Junta Directiva:

* Propuesta de Metodologia tarifaria para la fijacion de los cargos de
interconexiébn a las redes de distribucién aplicable a los recursos
energéticos distribuidos. (Atencidén al acuerdo 08-46-2022 del acta de la
sesion ordinaria 46-2022 del 12 de julio de 2022). Informe IN-0038-CDR-
2022 del 29 de junio de 2022, contenido en el oficio OF-0211-CDR-2022,
oficios OF-0335-RGA-2022, ambos del 30 de junio de 2022 y OF-0626-
SJD-2022 del 22 de agosto de 2022.

* Propuesta de la “Metodologia tarifaria de compra-venta de excedentes 'y
reconocimiento economico entre empresas distribuidoras, asi como por
parte de los generadores distribuidos a la empresa distribuidora”.
(Atencion al acuerdo 07-56-2022 del acta de la sesion ordinaria 56-2022
del 16 de agosto de 2022). Informe IN-0041-CDR-2022 del 01 de agosto
de 2022, contenido en el oficio OF-0256-CDR-2022, oficios OF-0556-
RGA-2022 ambos del 05 de agosto de 2022, OF-0615-SJD-2022 del 17
de agosto de 2022 y OF-0624-SJD-2022 del 19 de agosto de 2022.

* Andlisis de la propuesta de “Metodologia tarifaria de fijacion para la tarifa
de acceso a las redes de distribucion por parte de generador distribuido”.



Expediente IRM-004-2022. Informes IN-0051-CDR-2022 del 15 de
setiembre de 2022, IN-0052-CDR-2022 del 6 de setiembre de 2022,
contenido en el oficio OF-0317-CDR-20222 del 20de setiembre de 2022 y
OF-0762-DGAJR-2022 del 14 de octubre de 2022.

* Propuesta de “Metodologia tarifaria para el reconocimiento de los costos
e inversiones en que incurren las empresas distribuidoras para la
integracion de recursos energéticos distribuidos al SEN (Ley 10.086)”
(TARIFA T-DER). OF-0893-SJD-2022 Pagina N°3 Expediente PIRM-006-
2022. Informe IN-0071-CDR-2022, contenido en el oficio OF-0386-CDR-
2022 del 10 de noviembre de 2022.

Lo anterior, en un plazo no mayor a una semana”.

XIII.Que el 24 de noviembre, mediante el acuerdo 03-87-2022, la Junta Directiva
solicité a la DGCDR y a la Administracion la integracion en una Unica
metodologia general las propuestas tarifarias referentes a interconexion,
acceso, venta de excedentes y costos e inversiones, siguiendo un esquema
de contenido especifico.

XIV.Que 13 de diciembre de 2022, mediante el oficio OF-0966-SJD-2022, la
Secretaria de Junta Directiva comunico al Regulador General y a la DGCDR
el acuerdo 07-92-2022, del acta de la sesion ordinaria 92-2022, celebrada el
13 de noviembre de 2022, en la que se modificé el acuerdo 03-87-2022, en lo
relativo al contenido y ordenamiento de la resolucién requerida para la
integracion de la metodologia de Generacion Distribuida con base en lo que
establece la Ley N° 10086, “Promocion y regulacién de recursos energéticos
distribuidos a partir de fuentes de energia renovables.”

XV.Que mediante el acuerdo 07-92-2022, del acta de la sesion ordinaria 92-2022,
celebrada el 13 de diciembre de 2022, la Junta Directiva resolvio:

1. Instruir a la Administracion para que aplique el siguiente orden légico de
integracion de la Metodologia de Generacion Distribuida con base en lo que
establece la Ley N° 10086, PROMOCION Y REGULACION DE RECURSOS
ENERGETICOS DISTRIBUIDOS A PARTIR DE FUENTES RENOVABLES,
mediante una resolucibn que contenga el siguiente contenido vy
ordenamiento:

I. Resultando
II. Considerandos (incluyendo el marco legal aplicable)
[ll. Resolucién: Junta Directiva resuelve, a partir la siguiente estructura:



l. ASPECTOS GENERALES

A. Diagrama General de la Metodologia para la fijacion tarifaria de los
recursos energeéticos distribuidos

B. Objetivo general

C. Alcance general

D. Definiciones

1. CAPITULO 1: METODO DE CALCULO PARA LOS
CARGOS DE INTERCONEXION A LAS REDES DE DISTRIBUCION
APLICABLE A LOS RECURSOS ENERGETICOS DISTRIBUIDOS (con su
objetivo, alcance, modelo de célculo, aplicacién del método de calculo y su
lista de férmulas y variables)

1. CAPITULO 2: METODO DE CALCULO PARA LA
FIJACION DE LA TARIFA DE ACCESO A LAS REDES DE DISTRIBUCION
POR PARTE DEL GENERADOR DISTRIBUIDO (con su objetivo, alcance,
modelo de célculo, aplicacién del método de calculo, derogatoria, transitorios
y su lista de formulas y variables).

IV, CAPITULO 3: METODO DE CALCULO PARA LA
COMPRA-VENTA DE EXCEDENTES Y RECONOCIMIENTO ECONOMICO
ENTRE EMPRESAS DISTRIBUIDORAS, ASi COMO POR PARTE DE LOS
GENERADORES DISTRIBUIDOS A LA EMPRESA DISTRIBUIDORA (con
su objetivo, alcance, modelo de célculo, aplicacion del método de calculo y
su lista de férmulas y variables, anexo).

V. CAPITULO 4: METODO DE CALCULO PARA EL
RECONOCIMIENTO DE LOS COSTOS, RENTABILIDAD, INVERSIONES Y
CANON EN QUE INCURREN LAS EMPRESAS DISTRIBUIDORAS PARA
LA INTEGRACION DE RECURSOS ENERGETICOS DISTRIBUIDOS AL
SEN (con su objetivo, alcance, modelo de célculo, aplicacion del método de
calculo, transitorios y su lista de formulas y variables).

VI. BIBLIOGRAFIA
VILI. ANEXOS
2. Instruir a la Administracién para que realice la homologaciéon de las

fechas de aplicaciébn por primera vez, asi como para las aplicaciones
ordinarias sucesivas Yy valorando la necesidad de aplicaciones
extraordinarias con base en los tiempos de aplicacion ordinaria de oficio o a
peticion de parte, para la fijacion de las tarifas y cargos de acuerdo con los
métodos calculo incluidos en la propuesta de resolucion.



3. Se otorga un plazo de hasta 10 dias, a partir de la firmeza de este acuerdo.”

XVI.Que del oficio OF-0420-CDR-2022 del 14 diciembre de 2022, en cumplimiento
de lo instruido en el acuerdo 07-92-2022 conviene extraer lo siguiente:

“...)

Cabe sefialar que el proyecto de resolucion que se anexa fue elaborado
por la Fuerza de Tarea que ha venido trabajando en el desarrollo de
metodologias tarifarias derivadas de la Ley No. 10086 y que, para cumplir
con lo solicitado por la Junta Directiva, el documento corresponde a la
integracion de los proyectos de resolucién que se habian aportado en su
oportunidad para dichas propuestas, presentadas por esta Direccion
General de forma separada, con fundamento en los informes
correspondientes. Al efectuar dicha integracién en un solo documento a
partir de las metodologias citadas, fue necesario hacer ajustes respecto a
las propuestas contenidas en los informes técnicos en atencién a los
Considerandos del acuerdo 07-092-2022.

Los ajustes realizados en dicho proyecto de resolucién, para cumplir con
el esquema de contenido solicitado por la JD se detallan a continuacion:

1. Unificacién de un unico marco legal en uno de los Considerandos del
proyecto resolucion.

2. Se sustituye el término “metodologia” por “método de calculo” en cada
capitulo.

3. En el considerando se cambia el orden para que primero esté el
considerando referente a la justificacion del método de calculo de
interconexién y después el considerando referente a la justificacion del
método de célculo de acceso.

4. Se traslada el método de calculo de interconexion al capitulo 1 y el
método de calculo de acceso al capitulo 2.

5. Se consolida el apartado de definiciones en uno solo que contempla
los conceptos de los cuatro métodos de calculo.

6. Se consolida en un unico apartado la bibliografia y anexo.

7. Se incorpora un diagrama general explicativo de la metodologia
general que contempla los 4 métodos de calculo.

8. Se incorpora un objetivo y alcance general que engloba los cuatro
métodos de calculo.



9. Se cambia el nombre del cuarto método de calculo la “Metodologia
Tarifaria para el reconocimiento de los costos e inversiones en que
incurren las empresas distribuidoras para la integracion de los recursos
energéticos distribuidos al SEN” por el nombre “Método de célculo para el
reconocimiento de los costos, rentabilidad, inversiones y canon en que
incurren las empresas distribuidoras para la integracion de recursos
energéticos distribuidos al SEN”.

10. Se ajusta y homologa la aplicacién por primera vez y aplicacion
general de los cuatro métodos de calculos de las tarifas y cargos
propuestos.

11. Se incorporan numeros de folio que estaban pendientes.

Adicionalmente, se recomienda al cuerpo colegiado la definicién del
tratamiento administrativo que se le dara a la propuesta de metodologia
tramitada en el expediente IRM-004-2022, debido a que, en consecuencia
de la integracion solicitada, la segunda audiencia publica para el caso de
la propuesta de “Metodologia tarifaria de fijacion para la tarifa de acceso
a las redes de distribucion por parte de generador distribuido”,
corresponderia ser tramitada en un nuevo expediente; en conjunto con el
resto de métodos tarifarios relacionados con la regulacién econémica para
los recursos energéticos distribuidos, integradas en una sola resolucion.

(..)

XVII.Que como consecuencia de lo anterior y para dar cumplimiento al acuerdo 07-
92-2022 citado, se hace necesario instruir a la Secretaria de la Junta Directiva
para que solicite al Departamento de Gestion Documental archivar el
expediente IRM-004-2022 publico correspondiente al tramite de la la propuesta
de metodologia denominada “Metodologia tarifaria de fijacion para la tarifa de
acceso a las redes de distribucion por parte del Generador Distribuido”, una
vez se realice lo indicado en el Considerando XV y Por Tanto Il de esta
resolucion.

XVII.Que la celebracion de la audiencia publica, de conformidad con el articulo 36
de la Ley 7593 y el articulo 9 de la Constitucion Politica, es una forma de
participacion ciudadana en ejercicio de un derecho constitucionalmente
establecido, cuya finalidad es que los administrados manifiesten sus
posiciones sobre la propuesta cuando tengan interés directo en el asunto y
puedan verse afectados; audiencia que ha sefalado la Sala Constitucional de
la Corte Suprema de Justicia, que no puede observarse como una simple



formalidad que finalmente no logre su cometido de proteger el derecho de
defensa de los interesados, por lo cual Aresep debe garantizar el ejercicio del
derecho de participacion ciudadana en la emision y modificacion de
metodologias tarifarias.

XIX.Que con fundamento en los resultandos y considerandos precedentes y de
acuerdo con el mérito de los autos, lo procedente es acoger la propuesta de
metodologia derivada de lo establecido en la Ley N°10086: A) Capitulo 1:
Propuesta de “Método de calculo para la fijacion de los cargos de interconexiéon
a las redes de distribucién aplicable a los recursos energéticos distribuidos; B)
Capitulo 2:Propuesta de “Método de calculo para la fijacion de la tarifa de
acceso a las redes de distribucion por parte del generador distribuido™; C)
Capitulo 3: Propuesta de “ Método de calculo de la tarifa para la de compra-
venta de excedentes y reconocimiento economico entre empresas
distribuidoras, asi como por parte de los generadores distribuidos a la empresa
distribuidora”; D) Capitulo 4: Propuesta de “Método de calculo para el
reconocimiento de los costos, rentabilidad, inversiones y canon en que
incurren las empresas distribuidoras para la integracion de recursos
energéticos distribuidos al SEN” presentada por la Direccion General Centro
de Desarrollo de la Regulacion, mediante el oficio OF-0103-CDR-2023, del 22
de marzo de 2023 en el cual se adjunté el informe IN-0009-CDR-2023, que
corresponde al informe de andlisis de posiciones y el informe IN-0010-CDR-
2023, que corresponde al informe técnico final de la propuesta de la
metodologia, tal y como se dispone a continuacion.

XX.Que en la sesion extraordinaria N° 37-2023, celebrada el 4 de mayo de 2023,
cuya acta fue ratificada el 09 de mayo del mismo afio; la Junta Directiva de la
Autoridad Reguladora de los Servicios Puablicos, analizé los oficios OF-0103-
CDR-2023, del 22 de marzo de 2023 en el cual se adjunté el informe IN-0010-
CDR-2023 (informe técnico final de la propuesta de metodologia), el informe
IN-0009-CDR-2023 (informe de analisis de posiciones) y el oficio OF-0131-
CDR-2023 del 26 de abril de 2023, asi como el oficio OF-0243-DGAJR-2023
del 27 de abril de 2023 de la Direcciébn General de Asesoria Juridica y
Regulatoria y realizo las siguientes ajustes respecto al informe IN-0009-CDR-
2023:

A) En la seccion 3.2.1 pagina 76, en cuanto a la respuesta dada al opositor
Sr. Fabricio Ugalde, en el parrafo segundo, léase de la siguiente manera:
“‘De este modo, respecto a los principios de servicio al costo y equilibrio
financiero indicados por el opositor, no se debe velar por el equilibrio
financiero de los generadores distribuidos, ni se deben generar
instrumentos que les permitan asegurar la recuperacion de sus costos.”



B) En la seccion 2.4.1. pagina 73, referente a la “separacion de los costos de
los recursos distribuidos”, en cuanto a la respuesta dada al ponente ICE,
en el parrafo octavo, se reafirma que esta metodologia establece los
lineamientos de estandarizacion de costos y homologacién de criterios de
costeo para los recursos energéticos distribuidos cuando defina los criterios
y lineamientos contables y regulatorios de la Contabilidad Regulatoria
vigente y establezca los formatos, requerimientos y plazos de entrega.

XXI.Que por unanimidad de votos de las personas miembros presentes acuerda,
dictar la presente resolucion, tal y como se dispone.

POR TANTO

Con fundamento en las facultades conferidas en la Ley N° 7593 y sus reformas, en
la Ley General de la Administracion Publica N° 6227, en el Decreto Ejecutivo N°
29732-MP, que es el Reglamento a la Ley N° 7593, la Ley N°10086 y en el
Reglamento Interno de Organizacion y Funciones de la Autoridad Reguladora de
los Servicios Publicos y su Organo Desconcentrado.

LA JUNTA DIRECTIVA DE LA AUTORIDAD REGULADORA DE LOS
SERVICIOS PUBLICOS

RESUELVE:

Dar por recibido el oficio OF-0103-CDR-2023, del 22 de marzo de 2023 en el
cual se adjunt6é el informe IN-0010-CDR-2023, que corresponde al informe
técnico final de la propuesta de metodologia derivada de lo establecido en la Ley
N°10086, el informe IN-0009-CDR-2023, que corresponde al informe de analisis
de posiciones y el oficio OF-0131-CDR-2023 del 26 de abril de 2023, asi como
el oficio OF-0243-DGAJR-2023 del 27 de abril de 2023 de la Direccién General
de Asesoria Juridica y Regulatoria.

Dictar la metodologia tarifaria derivada de la ley N.° 10086 referente a: A) Los
cargos de interconexion a las redes de distribucion aplicable a los recursos
energéticos distribuidos, B) Acceso a las redes de distribucién por parte del
generador distribuido, C) Para la compra-venta de excedentes y reconocimiento
econdémico entre empresas distribuidoras, asi como por parte de los generadores
distribuidos a la empresa distribuidora, D) para el reconocimiento de los costos,
rentabilidad, inversiones y canon en que incurren las empresas distribuidoras
para la integracion de recursos energéticos distribuidos al sen, que se divide de
la siguiente manera:



A) Capitulo 1: “Método de célculo para la fijacién de los cargos de interconexion
a las redes de distribucion aplicable a los recursos energéticos distribuidos; B)
Capitulo 2: “Método de calculo para la fijacion de la tarifa de acceso a las redes
de distribucion por parte del generador distribuido””; C) Capitulo 3: “Método de
calculo de la tarifa para la de compra-venta de excedentes y reconocimiento
econdmico entre empresas distribuidoras, asi como por parte de los generadores
distribuidos a la empresa distribuidora”; D) Capitulo 4: “Método de céalculo para
el reconocimiento de los costos, rentabilidad, inversiones y canon en que
incurren las empresas distribuidoras para la integracién de recursos energéticos
distribuidos al SEN”, cuyo texto se transcribe a continuacion:

METODOLOGIA TARIFARIA DERIVADA DE LA LEY N.° 10086 REFERENTE A:
A) LOS CARGOS DE INTERCONEXION A LAS REDES DE DISTRIBUCION
APLICABLE A LOS RECURSOS ENERGETICOS DISTRIBUIDOS, B) ACCESO A
LAS REDES DE DISTRIBUCION POR PARTE DEL GENERADOR DISTRIBUIDO,
C) PARA LA COMPRA-VENTA DE EXCEDENTES Y RECONOCIMIENTO
ECONOMICO ENTRE EMPRESAS DISTRIBUIDORAS, ASi COMO POR PARTE
DE LOS GENERADORES DISTRIBUIDOS A LA EMPRESA DISTRIBUIDORA, D)
PARA EL RECONOCIMIENTO DE LOS COSTOS, RENTABILIDAD,
INVERSIONES Y CANON EN QUE INCURREN LAS EMPRESAS
DISTRIBUIDORAS PARA LA INTEGRACION DE RECURSOS ENERGETICOS
DISTRIBUIDOS AL SEN

indice de contenidos

ASPECTOS GENERALES....couriiiiiiinitttnisinniinnnessssssssissisnessssssssssssssssssssssssssses 131
A. Diagrama general de la metodologia para la fijacion tarifaria de los recursos
ENErgeétiCoS AiStIDUITOS coviiiiecrrireicitreeeccrreessccrreeee s srnresescsneeesssssnnesssssanessssssnnaasssnnns 131
B.  ODJEtiVO gENEIAI ciiiiiiicieenrretiiiiiicssinnrreeressiessssenneeeessssssssssnnnseesssssssssssansasssssssssssns 132
C.  AlCANCE JENEIAI .uueerriiiiiiiiiirinerreeriiiicssssnnreeeessissesssssssseesssssssssssanssasssssssssssssansaassssss 132
D.  DEfINICIONES wuuueeereeiiiiicicirenreeeetiisicsssnnnreeeesssesssssenseseessssssssssnnnssesssssssssssansnnssssssssssns 133

CAPITULO 1: METODO DE CALCULO PARA LA FIJACION DE LOS CARGOS
DE INTERCONEXION A LAS REDES DE DISTRIBUCION APLICABLE A LOS

RECURSOS ENERGETICOS DISTRIBUIDOS.....cccoueuieerereresneseesessesessssessessesesnes 139
1. ODJEtiVOS Y @lCANCE wuetiiiiiiicccnerrreitisiiiccssennereesssssssssssssnssessssssssssssnnnnsassssssssnns 139
1.1, ODJELIVOS tireeerreeereeriiricsissnnreeeessissesssnnnseesessssssssssnnesessssssssssssanssesssssssssssannnssesssssssns 139

I L = o < 140



P 1Y, (o Yo 1=1 Ko o [=To3= 1 Lo U 1 L 140

2.1. Férmula general del método de CAICUIO ...uiveiiiieeriieeiinieiiecree e 140
2.1.1. Etapa 1: Solicitud de iNterCoNEXIiON ..........ccuvviiieeee i e e e e e e e e e eennes 142
2.1.2. Etapa 2: Estudios de ingenieria € inspeccion inicial .............ccccvvveeeeeeeiiiiiiiiieeee e 142
2.1.3. Etapa 3: Inspeccion final y puesta en marcha...........cccccceeeiiiiiiiiicee e 143
2.1.4. Etapa 4: Reinspeccion (en caso de que la etapa 3 resulte infructuosa) ...................... 143
2.1.5. COSEO POF BLAPA ...ceeereeiieie ettt r e e e s r e e e e e a e e e 144

2.2. Componentes de CAlCUIO tarifario .icccccccceeeeerrieiccrrseeneeeenniecesssnneeeesssssesssssenseessens 145

2.3. SUMINIStro de iNfOrmMaCiON. . it saee s sse s s s sanessssnnns 146

3. Aplicacion del método de CAICUIO wuuiiiiiiiicicneeeeeieiecccccrrerece e e 147

3.1. Aplicacion general ¥ QJUSTES ..uuiiiiiiiicecrrrnreeeeeiicecessnneeeesssssessssssensesssssssssssansssssses 147

3.2. APliCACIiON POI PrIMEIA VEZ uuuueereereerieeersenreeeessiesesssnsseeesssssessssssnssesssssssssssansssssssss 147

3.3, IMPULACION U A0S uiiiiiieicerrneereeeeerieeessnnreeeeesieseesssnseeeesssssessssssnssesssssesssssansessasss 148

4. Listado de formulas y variables .....eiiieiiicccivieeeeeeiiiecccccnneeeeeesessscesssnnnns 149

4.1, Listado de fOrMUIAS ...ceeviriiieiiiiiietiiiicieeisssnresssssses s ssssns s s ssssessssssnssssssnnesssssnnns 149

4.2. Listado de variables Y SUDINAICES cuuereeiiiriccccrtrrreeeeesrcccsneereeee s s s snenneeeeeens 150

—CAPITULO 2: METODO DE CALCULO PARA LA FIJACION DE LA TARIFA
DE ACCESO A LAS REDES DE DISTRIBUCION POR PARTE DEL

GENERADOR DISTRIBUIDO ..ccciiiieiiiennreeiiiiiisiinnsneeesiissssssssssesssssssssssssssssessss 152
1. ODJEtiVOS Y @lCANCE wuetiiiiiiccccnreeetteiescccccnnneeeeeeessscsssssnnsesesesssessssnnnssesssssssenns 152
1.1, ODJELIVOS teeeeerineeeeeririceccssenreeeeesieeesssnssseesesssessssssnsesessssssessssssssessssssssssssansssssssssssssns 152
O N [ o1 1 o] N 153
2. Modelo de CAICUIO ittt 153
2.1. Férmula general del método de CAICUIO wuuiiiriiiccrireereeieericcccrenereeeeeeeccessnneeneeeeenns 153
2.2. Componentes de CAlCUIO tarifario .icccccceeeeeeeeececcsisseereeeeenicsecsssnneeeeessssessssssnseeseens 155

2.2.1. Determinacioén del consumo natural mensual promedio por los servicios con generacion
distribuida estimados y cantidad media de servicios con generacion distribuida esperada por

LR o F= 1= T = I 01T oo (o T it PP PPPPPPPPPRt 155
2.2.2. Determinacion del aporte por requerimiento de capacidad demandado por los clientes
de generacion distribuida estimados para el periodo tarifario “t+1”. ........cccccoiiiiiiins 157

2.2.3. Determinacion del aporte por requerimiento de capacidad por parte de los servicios con
generacion distribuida estimados por pago de potencia implicita para el periodo tarifario “t+1”.

................................................................................................................................................ 160
2.2.4. Precio de la potencia para tarifas con bloques exclusivamente monémicos............... 165
2.2.5. Determinacioén de la muestra de servicios con generacion distribuida. ....................... 167
2.2.6. Aplicacion conjunta con metodologia ordinaria de distribucion. ...........ccccccceiiieenns 170

2.3. Criterios de aceptabilidad de 10s datos a UtiliZar .....ccceeeeeeerrceeeeerenreccsssseneneeeenns 170



2.4. Requerimientos de iNfOrmacion ... ssae e 172

2.5. Descripcion del pliego tarifario para tarifa de aCCeS0..uuiicvrrerricrreeerrccreeereinnnne 172
2.6. Aplicacion del método de CAICUID .uuvuuiiiieiiiiieiiiiitintcree e 175

P S Y o] o= Vo (o] g =T o o 1T 1= | S SPPRERR 175

A TN o) o= Tt (o] o oL gl o 10 1 =T = NN =4SPPSR 176

2.7. Ot1ras diSPOSICIONES ..uueiiiiirsnreriiissneeisiisneessisssessssssssessssssssessssssssesssssssssssssssssssssssnes 177
2.8. Relacion con otras herramientas regulatorias ....ccccceeeeeeeeecsrneeeeenesesecesssennneeeenns 177
3. DEIOQALONIA wueeereeereriieierrnnreeeeetisiesissssnnneseessessssssssnnsessessssssssssssnnsssssssssssssssnnsssssses 178
4. TrANSITOTTOS cueteeernreriisrsnrerisissteessssssssesssssssnessssssssssssssssnsessssssssassssssssssssssnsasssssnns 178
4.1. Suministro de informacidn parala primera aplicacion ......ccccccceeeeeeceecreneeeeennn. 178
4.2. Vigencia de las tarifas de acceso fijadas con la RID-030-2016 .......ccccccereeennn. 178
5. Listado de formulas y vVariableS ... iiieicicicrneeeeeieieccccccnnneeeeesesssccssnnnsssesens 179
5.1. Listado de fOrmMUIAS ...ceeiiicicieiiiiiieiiiiieeeinresisssneesssssseessssssnsesssssssesssssssnssssssnnes 179
5.2. Listado de variables ¥ SUDINAICES..cccvvvrreeieriiciccrineereeeeesiccccsnneeeeesesssesssnenseeeesens 181

CAPITULO 3;: METODO DE CALCULO DE LA TARIFA PARA LA COMPRA-
VENTA DE EXCEDENTES Y RECONOCIMIENTO ECONOMICO ENTRE
EMPRESAS DISTRIBUIDORAS, ASi COMO POR PARTE DE LOS

GENERADORES DISTRIBUIDOS A LA EMPRESA DISTRIBUIDORA ............. 184
1. ODjJetiVOS Y @lCANCE..uuuiiiiiiiiiicccrerretiiensscssrneeerees s ssssssssssnesessssssssssssssnnsassssssssnns 184
O O o] =3 4 Y0 1 184
O o= o T o =N 185
P20 \V o Yo [=1 Lo e [T o= [ o] U | R 185
2.1. Homologacién requerida para obtener el costo de oportunidad .........ccecuuee... 185
2.2. Procedimient0s de CAICUIO....uiiiiiiiiiiiiiiitcnicctcnt e 188
2.3. Formulacion matematica para el desarrollo del CAICUIO ueeeeeecreeericcrneeerecnns 189
3. Aplicacion del Método de CAICUIOD wuuuiiiiiiiiiicirrnnrereiiieicccnnreeeessesssesssnnneeeesees 191
3.1. Aplicacion en general Y @JUSTIES ...cccccvceeerccreeeeecssenessscsssneesessneesssssnessssssssssssssnnns 192
3.2. ApliCacCiON POr PriMErA VEZ ..ccccccceeeerecseeesicernreessesssnesssessssesssssnsessssssnssssssssnsassssnnns 193
3.3. Vigencia de la tarifa de compra-venta de eXCedentes ....cccvcceeeererrrccrrseneneeennns 193
3.4. Requerimientos de iNfOrMacCioN ... ceeiicnieeiiisnneeiiireessssnresssssnssssssssnessssssnns 194

3.5. Suministro de informacion parala primera aplicacion ......ccccceevveeerrecsceensesnnnne 194



4. Listado de formulas y variablesS ... eeeirccreeiiiicneeennscceressscssneeesssessneessssnns 195
V2 I IS = To Lo T 0 [ £ o 0 LU = 195
4.2. Listado de variables y subiNdiCeS....ccvciiriiriiiiiinsiiiieinecneesne e 195

CAPITULO 4: METODO DE CALCULO PARA EL RECONOCIMIENTO DE LOS
COSTOS, RENTABILIDAD, INVERSIONES Y CANON EN QUE INCURREN LAS
EMPRESAS DISTRIBUIDORAS PARA LA INTEGRACION DE RECURSOS

ENERGETICOS DISTRIBUIDOS AL SEN uutvtiveiiireeeessessessessessessessesssssessessssenns 196
1. ODjJEtiVOS Y @lCANCE..uurtiiiiiiiiccccrreeteeeeesccccnnneeeee e e sssesssssnnesesesessssssssnsnnsessssssssnns 196
1.1, ODJELIVOS tiieeeerneereeriericccssenreeeesseseeessnseseesesssessssssnsessssssssesssssssssesssssssssssanssssssssssssns 196
R N (ot | o Lo = U PRRRSPPRPRON 197
2. MOdEIO U CAICUID coueeeeterreeeiticcccenretee s cnnreee s e s e s s s essnnesesssesssessssnnnnnaaanas 198
2.1, FOrmMuUIA GENEIAl .uuueeeeeeeiiceeerineeeeeeeiriceessnnreeeessssseessssseseesesssessssssnsessesssssesssssnnnsssasss 199
2.2. Costos de operacién, mantenimiento y administrativos (COMA)......cccceeeeennn. 200
2.2.1 Costos de operacion, mantenimiento y administrativos directos (COMAD) ................. 201
2.2.2. Costos de operacién, mantenimiento y administrativos asignados (COMAA)............. 203

2.3. Tasa de rédito para el desarrollo (R) ccccccecccveeeecereeriicssneesicssnnessssssnesssssssnesssssnnes 207
2.4. Base tarifaria (BT) weeecceiiceccsrcsnnreeressicsssssnneeeessissesssssnseesssssssssssannsssssssssssssssansassssss 207
2.4.1. Base tarifaria dir€Cta (BTD) .......uuuuueuueiereiieieiiereeersessseseeessssesrerseereeersrseeeererer———————. 209
2.4.2. Base tarifaria asignada (BTA) ......uuueueieiiiiriiiiiieeeieeeeeesesseaseesseserereeersreeree——————. 209

2.5. Canon de regulacion (CregDER) ..cccccvceeiiccreeeeecssneessicssseeesesssnsessssssnsssssssnnssssssnnns 211
2.6. Capacidad inStalada (Cl) c.cccccceeereriicsssricneeeeriisiesssssnseesesssssssssssssssssssssssssssanssasssss 211

3. Actualizacién del canon de regulacion por via extraordinaria (CregDER)213

3.1. Determinacion del porcentaje del ajuste en las tarifas por ajuste en el canon

para el procedimiento de fijacion tarifaria extraordinaria......ccceeveccceeessssseessnsssnnenns 214
3.1.1. Determinacion del ajuste requerido en términos absolutos, procedimiento extraordinario
3.1.2. Determinacion del ajuste porcentual requerido, procedimiento extraordinario......... 718

3.2. Determinacion de la tarifa por ajuste del canon de regulacién, procedimiento

23 QR = 10 (0 1 T o N 215

4. Aplicacion del metodo de CAICUIOD .iivvveeiiiiiiieeiiiiieeiiicere e 216
4.1. Aplicacion general Y @JUSIES..cuicvveeercccseeeicirsneeesicsneessesssneesssssnsessssssnsessssssnsessssnnns 216
4.2. Requerimientos de infOrmacion .......ieiiceiinineniniennreseesssesssseesssseesssssessssnnes 217

S I = 1 S 1 1 o 1 R 218

5.1. Aplicacion por primera vez y durante el periodo de transicion .......c.ccceeeuueee. 218



5.2. Suministro de informacién durante el periodo de transiCidoN....cccceceevveereeeennn. 219

6. Listado de formulas y variableS ... iiiieiiiciirnereeeiniencccccenneeeeesssssccsssnnsssesens 219
6.1. Listado de fOrmMUIAS ...ceeiiiciieeeiiiiiieiiineee et sse e sass e ss s sse s sssssnesssssnnns 219
6.2. Listado de variables ¥ SUDINAICES..cccvvereeeeriiiiccrneereeeesssccccseneeeeesssssessssnenneesssns 223

BIBLIOGRAFIA ..ttt teessasastsee s tstsssssssastsssssssasssssssasessasassssens 229

ANEXOS..coiiiiiiiiiiiiieiiieetssssssesssssssss s ssssssss e s sssssnesssssssssesessssnsassesssssasssssssnsassns 233

Anexo A. Determinacion del factor de carga impliCito ..ccceeececcvvneeeeeeeeeeecccisnnnns 233



ASPECTOS GENERALES

A. Diagrama general de la metodologia para la fijacién tarifaria de los recursos energéticos distribuidos

Datos existentes

Datos minimos requeridos para la
aplicacion del método de calculo
propuesto

No se disponen de datos existentes

Instrumentos
tarifarios propuestos
para DERs

£Quiénes son sujetos de aplicacidn de la tarifa?

a) Costos totales promedio de

los servicios para cada una de las
respectivas etapas por empresa
distribuidora

Método de calculo de
cargos de

-- PDER con sistemas de generacion distribuida para autoconsumo
con modalidad operacion con entrega de excedentes (Abonado con
facturacion mondmica y binomica)

-- PDER con sistemas de generacion distribuida para autoconsumo
con modalidad operacion sin entrega de excedentes (Abonado con

b) Datos volumétrices de consumo y
generacion

a) Estructura tarifarias de
generacion eléctrica
b) Homologacion de las estructuras

b) Proyecciones sobre la cantidad de
NUEevos servicios

En principio no se requieren datos

— |adicionales de las empresas

distribuidoras

de distribucién

utiles para el método propuesto b) Asignadores de costos o "Drivers interconexién a las facturacion mondmica y bindmica)
de asignacion” redes de distribucién -- PDER con sistemas de almacenamiento de energia para proveeer
¢) Proyecciones sobre la cantidad de servicios auxiliares.
nuevos servicios -- Propietario de vehiculos eléctricos (cargas moviles que inyecten
energia a la red de distribucion)
5 P, . -- PDER con sistemas de generacion distribuida para autoconsumo
a) Tarifas de distribucion (Energia y a) Perfil de carga (requerimiento de con modalidad operacion con entrega de excedentes (Abonado con
Potencia) de los diferentes tipos de capacidad) Método de célculo facturacion monémica)
Servicios. + deacceso a las redes | —»| i

-- PDER con sistemas de generacion distribuida para autoconsumo
con modalidad operacion sin entrega de excedentes (Abonado con
facturacion mondmica).

=

Interoperabilidad debido a la implementacion del mecanismo

de compensacion economica (facturacion neta)

Método de
calculo para la
compra-venta de

-- PDER con sistemas de generacion distribuida para autoconsumo
con modalidad operacion con entrega de excedentes (Abonado con
facturacién monoémica y binémica)

tarifarias de generacion excedentes

a) Infermacion empleada en la ultima . I

fijacion del sistema de distribucion a) Ingresos generados por los ~PDER cc_)n su;lemas_c]e ESTETELE Gl SIS (PEIF) EMOEENGLD
N ™ L RO . con modalidad operacién con entrega de excedentes (Abonado con

que proviene de Contabiliad recursos energéticos distribuidos Método de

Regularia

- COMA

- Base tarifaria

- Tasa de rédito para el desarrollo
b) Capacidad instalada DER

¢} Canon de regulacion DER

b) Contabilidad Regulatoria exclusiva
para los recursos energéticos
distribuidos (COMA, BT)

¢) Detalle de las inversiones
especificas relacionadas con DER

—

calculo para el
reconocimiento de los
costos, rentabilidad,
inversiones y canon

—>|

facturacién mondmica y binémica).

-- PDER con sistemas de generacion distribuida para autoconsumo
con modalidad operacion sin entrega de excedentes (Abonado con
facturacién monoémica y binémica)

-- PDER con sistemas de almacenamiento de energia para proveeer
servicios auxiliares.

BT = Base Tarifaria

COMA = Costos de operacion, mantenimiento y administrativos
DER = Recursos energéticos distribuidos

PDER = Propietario de recursos energéticos distribuidos

R = Retroalimientacion




B. Objetivo general

Establecer una metodologia tarifaria que integre los métodos de célculo de las
tarifas necesarias, para: a) los cargos de interconexion a las redes de distribucion
aplicable a los recursos energéticos distribuidos, b) acceso a las redes de
distribucion por parte del generador distribuido, ¢) para la compra-venta de
excedentes y reconocimiento econdémico entre empresas distribuidoras, asi como
por parte de los generadores distribuidos a la empresa distribuidora, d) para el
reconocimiento de los costos, rentabilidad, inversiones y canon en que incurren las
empresas distribuidoras para la integracion de recursos energéticos distribuidos al
SEN, en cumplimiento de lo dispuesto en la Ley No. 10086 y con el fin de buscar la
adecuada integracion de los recursos energéticos distribuidos en el Sistema
Eléctrico Nacional.

C. Objetivos especificos

a) Enviar sefiales de precios adecuadas y oportunas, que propicien la
adecuada integracion de los recursos energéticos distribuidos al SEN, de
modo que las tarifas finales reflejen las condiciones econémicas y técnicas
gue se requieren.

b) Promover que las empresas distribuidoras realicen una adecuada vy flexible
gestiébn comercial para aquellos usuarios que posean recursos energéticos
distribuidos.

¢) Incidir en la adecuada integracion de los recursos energéticos distribuidos
gue se interconecten a las redes de distribucion y el SEN.

d) Propiciar el cumplimiento de los principios de eficiencia, eficacia y servicio
al costo indicados en las leyes N.° 7593 y N.° 10086.

D. Alcance general

De acuerdo con lo dispuesto en la Ley N° 10086, esta metodologia sera de
aplicacion para los distintos PDER, de acuerdo con lo particularizado en los
diferentes métodos de céalculo especificados en los siguientes capitulos, que inciden
sobre los pliegos tarifarios de todas las empresas distribuidoras y constituyen un
conjunto de procedimientos asociados a las fijaciones tarifarias de conformidad con
el articulo 30 de la Ley N° 7593.

En funcidn de lo anterior, la presente metodologia es aplicable a todas las empresas
distribuidoras de electricidad, de modo que tiene un alcance nacional, y permitira
determinar de modo especifico las siguientes tarifas para cada una de esas
empresas:



a) Los cargos de interconexion a las redes de distribucion aplicable a los
recursos energéticos distribuidos

b) Tarifa de acceso a las redes de distribucion por parte del generador
distribuido

c) Tarifa para la compra-venta de excedentes y reconocimiento econémico
entre empresas distribuidoras, asi como por parte de los generadores
distribuidos a la empresa distribuidora

d) Tarifa para el reconocimiento de los costos, rentabilidad, inversiones y
canon en que incurren las empresas distribuidoras para la integracion de
recursos energéticos distribuidos al SEN.

La metodologia tarifaria se aplicara a los abonados-productores y se calculara para
cada una de las empresas distribuidoras de energia eléctrica del Sistema Eléctrico
Nacional (SEN) en forma individual, segun sus propios costos. La metodologia es
aplicable en todas las empresas eléctricas distribuidoras.

En los siguientes capitulos se define cada uno de los métodos de calculo y los
procedimientos respectivos para la determinacion de cada tarifa.

De este modo, el presente instrumento regulatorio tiene como alcance general el
desarrollo de los mecanismos necesarios para contar con un conjunto de tarifas que
propicien la adecuada integracion de los recursos distribuidos en el Sistema
Eléctrico Nacional.

E. Definiciones

a) Abonado productor o productor consumidor: toda persona fisica o juridica
gue ha suscrito un contrato para el aprovechamiento de la energia eléctrica
y que ademds produce electricidad con fuentes renovables para ser
aprovechada exclusivamente por él, en el mismo sitio donde se genera, con
el Unico propdsito de suplir parcial o totalmente sus necesidades de energia
eléctrica.'!

b) Almacenamiento de energia: es toda tecnologia (electroquimico, térmico,
mecanica, eléctrica) que permita almacenar energia en las instalaciones del
usuario final, incluyendo calderas eléctricas con tanques de agua caliente. 12

11 AR-NT-SUCOM, Articulo 3.
12 Decreto Ejecutivo N° 43879-MINAE, Reglamento a la Ley de promocién y regulacion de recursos
energéticos distribuidos a partir de fuentes renovables, Articulo 5.



c) Autoconsumo: aprovechamiento de la energia generada por parte del
generador distribuido para abastecer su propia demanda en el mismo sitio
donde la produce.®®

d) Base tarifaria: suma de la base tarifaria directa (BTD) y la base tarifaria
asignada (BTA). Es la suma de todas las inversiones efectuadas por la
empresa distribuidora de electricidad para una adecuada integracion de los
recursos energéticos distribuidos a su sistema de distribucion. Estas
inversiones no deben incluirse en la fijacion tarifaria del servicio de
distribucion para no realizar duplicidades en el reconocimiento de las
inversiones.

e) Base tarifaria asignada (BTA): corresponde a una asignacion proporcional de
las inversiones efectuadas por las empresas distribuidoras de electricidad
para la operacion del sistema de distribucion. Estas inversiones no deben
incluirse en la fijacion tarifaria del servicio de distribucion para no realizar
duplicidades en el reconocimiento de las inversiones.

f)  Base tarifaria directa (BTD): corresponde a todas las inversiones directas de
la empresa distribuidora de electricidad para una adecuada integracion de los
recursos energéticos distribuidos a su sistema de distribucion. Estas
inversiones no deben incluirse en la fijacion tarifaria del servicio de
distribucién para no realizar duplicidades en el reconocimiento de las
inversiones.

g) Canon de regulacién para DER: corresponde a los costos relacionados con
la regulacion de los recursos energéticos distribuidos, cobrado por parte de
las empresas distribuidoras de electricidad a los PDER vy trasladado a la
Aresep.

h) Capacidad instalada: es la suma de las potencias especificadas en los datos
de placa o informacion del fabricante de los sistemas de generacion
distribuida para autoconsumo y/o almacenamiento que interconecte el PDER
a la red de distribucion. Se mide en kW.

i)  Cargo total de interconexion: cargo que reconoce los costos en funcion de
los requerimientos de los servicios de interconexion a las redes de
distribucion de electricidad aplicable a los recursos energéticos distribuidos.

13 Ley N° 10086, Promocion y regulacion de recursos energéticos distribuidos a partir de fuentes
renovables, Articulo 2, inciso c).



)] Compra-venta de excedentes: mecanismo para la compra de los excedentes
de energia eléctrica de los generadores distribuidos por parte de una
empresa distribuidora de electricidad, a un precio de compra (por parte de la
empresa distribuidora) y venta (por parte del generador distribuido u otra
empresa distribuidora) maximo definido por la Aresep.

k) Consumo natural: representa toda la energia consumida por el generador
distribuido independientemente del origen de esta, corresponde a la
necesidad energética en ausencia de cualquier generador en sitio o medio
de almacenamiento de energia. Es la suma de la energia generada (indicada
en el medidor de generacion), mas la energia retirada de la red (indicada en
el medidor bidireccional), menos la energia inyectada a la red (indicada en el
medidor bidireccional).

)] Contabilidad regulatoria: sistema de captura y manejo de datos que unifica la
metodologia y los formatos a utilizar por el proveedor de los servicios
regulados a la hora de presentar la informacion requerida por el ente
regulador.'4

m) Costo de oportunidad: la alternativa de mayor valor a la que renunciamos
para obtener algo,'® es decir, a lo que se renuncia cuando se toma una
decision o se hace una eleccion entre diferentes ofertas disponibles. El costo
gue le implicaria sustituir el kWh comprado al generador distribuido por un
kWh equivalente en el mercado.

n) Demanda: valor de la potencia medida en kVA o en kW requerida por una
instalacion eléctrica, elemento de red, dispositivo 0 aparato eléctrico en un
instante de tiempo dado.1®

0) Demanda méaxima: valor mas alto de la demanda en un periodo dado.’

p) Empresa distribuidora: empresa cuya actividad consiste en la distribucion y
comercializaciébn de la energia eléctrica, para su uso final en el area
concesionada.!®

14 Con base en resolucion RIE-132-2017.

15 Loria, E., & Parkin, M. (2010). Microeconomia: version para Latinoamérica.

16Con base en reglamento técnico AR-NT-SUCOM “Supervisién de la comercializacion del suministro
eléctrico en baja y media tensién” articulo 2.

17 Con base en reglamento técnico AR-NT-SUCOM “Supervisién de la comercializacion del
suministro eléctrico en baja y media tension” articulo 2.

18 ey N° 10086, Promocion y regulacion de recursos energéticos distribuidos a partir de fuentes
renovables, Articulo 2, inciso e).



a)

Y

Estacionalidad: fluctuaciones en periodos menores a un afio (mensual,
bimensual, trimestral, entre otros), las cuales generalmente se repiten afo a
afio!®. Esta estacionalidad se puede reflejar en la generacion, en el consumo,
en las estructuras tarifarias aprobadas, entre otros.

Estudios de ingenieria: son aquellos estudios topoldgicos, de disefio y
desempefio de la red eléctrica, en un punto especifico en el cual se desea
interconectar un DER, y que resultan necesarios a criterio de la empresa
distribuidora para determinar la viabilidad técnica del punto de interconexion.

Estructura tarifaria: diversos componentes o segmentos establecidos en la
tarifa, para la determinacion de los precios o cargos respectivos, con el fin de
lograr la recuperacion de los costos de la actividad. Por ejemplo, lineal o no
lineal, bloques o partes; subsidio de un sector por otro; tarifa en hora pico y
tarifa valle.

Excedentes: energia eléctrica generada a partir de fuentes de energia
renovables e inyectada alared eléctrica de distribucion, una vez que
el generador distribuido ha satisfecho su propia demanda.?°

Factor de carga implicito: factor de carga que deberia tener un cliente para
pagar el mismo monto con la tarifa mondmica y binémica. Para calcular este
valor se toma como referencia el punto de corte actual de 3.000 kWh que se
aplica en varias tarifas o el que le sustituya.

Facturacidén binbmica: servicios en los que se factura en funcion de la energia
y la potencia medida.

Facturacibn mondmica: servicios en los que se factura en funcién de la
energia medida.

Fuentes de energia renovables: fuentes de energia que estan sujetas a un
proceso de reposicion natural y que estan disponibles en el medio ambiente
inmediato, tales como: la energia del sol, el viento, la biomasa, el agua, las
mareas y olas, y los gradientes de calor natural.?!

19 Kikut, A. C., & Ocampo, A. N. (2005). AJUSTE ESTACIONAL DE SERIES ECONOMICAS CON
TRAMO/SEATS Y CENSUS X12-ARIMA. San José, Costa Rica: BCCR, pag 2.

20 Ley N° 10086, Promocion y regulacion de recursos energéticos distribuidos a partir de fuentes
renovables, Articulo 2, inciso f).

21 Ley N° 10086, Promocion y regulacion de recursos energéticos distribuidos a partir de fuentes
renovables, Articulo 2 inciso g).



y)  Generacion distribuida para autoconsumo: conjunto de tecnologias o equipos
necesarios para la generacion de energia eléctrica a partir de fuentes de
energia renovables utilizados por el generador distribuido.??

z) Generador distribuido: persona fisica o juridica que poseay opere un sistema
de generacion distribuida para autoconsumo a pequefa escala, a partir de
fuentes de energia renovables, en la modalidad de operacién con entrega de
excedentes a la red, operacion sin entrega de excedentes a lared y operacion
en isla.?®

aa) Imputacion: asignar un valor a una variable especifica en donde falta el
dato.?*

bb) kWh equivalente: unidad de medida de la energia, que resulta equivalente en
funcion de la necesidad que satisface, independientemente de la fuente que
lo genera.

cc) Medicibn neta completa: alternativa para que los abonados generen
electricidad mediante fuentes renovables con el propdsito de satisfacer sus
necesidades, funcionando en paralelo con la red de distribucion eléctrica,
bajo el concepto de venta de excedentes de energia.?®

dd) Medicion neta sencilla: alternativa para que los abonados generen
electricidad mediante fuentes renovables con el propdsito de satisfacer sus
necesidades, funcionando en paralelo con la red de distribucion eléctrica,
bajo el concepto de depdsito y devolucion de energia.?®

ee) Participantes del SEN: participantes de la industria eléctrica, sean estos:
empresas generadoras, transmisoras, distribuidoras, abonados o usuarios de
alta tension.?’

22 Ley N° 10086, Promocion y regulacion de recursos energéticos distribuidos a partir de fuentes
renovables, Articulo 2 inciso h).

23 Ley N° 10086, Promocion y regulacion de recursos energéticos distribuidos a partir de fuentes
renovables, Articulo 2 inciso i).

24 OECD Gilossary of Statistical Terms, 2008.

25 Planeacion, Operacion y Acceso, al Sistema Eléctrico Nacional.”(AR-NT-POASEN), Articulo 124.
Inciso b).

26 Planeacion, Operacion y Acceso, al Sistema Eléctrico Nacional.”(AR-NT-POASEN), Articulo 124.
Inciso a).

27 Ley N° 10086, Promocion y regulacién de recursos energéticos distribuidos a partir de fuentes
renovables, Articulo 2, inciso o).



ff) PDER: toda persona fisica o juridica que posee u opere un DER.%®

gg) Periodo horario: rango de horas durante los cuales esta vigente una tarifa
para su facturacion; por ejemplo, actualmente en el servicio eléctrico se
contemplan los periodos punta, valle y nocturno.

hh) Potencia implicita: es la cantidad de kW que, con base en la estructura
tarifaria desarrollada, permite que el pago mondmico, sea equivalente a un
pago bindmico calculando la potencia por medio de un factor de carga
implicito que varia proporcionalmente a la energia comprada a la empresa
distribuidora, es decir, es la potencia equivalente al pago binémico por
concepto de potencia que se cubre de modo implicito al momento de aplicar
una tarifa monomica.

i)  Precio: suma de dinero que se da o0 se recibe a cambio de un bien o un
servicio.?°

ji)  Recursos energéticos distribuidos (DER): son tecnologias de generacion y
almacenamiento conectadas directamente a la red de distribucion, capaces
de exportar potencia eléctrica activa. A los. Efectos de la ley No. 10086 se
entienden como DER: (@) los sistemas de generacion distribuida para
autoconsumo; (b) los sistemas de almacenamiento de energia y (c) los
vehiculos eléctricos, incluyendo los sistemas de interconexiébn o
suplementarios necesarios para cumplir con los requerimientos de lared y su
gestion de la demanda.°

kk) Requerimiento de capacidad: proporcién de la capacidad de la infraestructura
eléctrica de una empresa que un usuario requiere para poder satisfacer su
demanda de potencia en cada momento que lo requiera.

II)  SEN: Sistema Eléctrico Nacional, es el sistema de potencia compuesto por
los siguientes elementos conectados entre si: las plantas de generacion, la
red de transmision, las redes de distribucion, los sistemas de
almacenamiento y las cargas eléctricas de los usuarios.3!

28 Decreto Ejecutivo N° 43879-MINAE, Reglamento a la Ley de promocion y regulacion de recursos
energéticos distribuidos a partir de fuentes renovables, Articulo 5.

29 Reglamento a la Ley Reguladora de los Servicios Publicos, N° 7593, Articulo 1, inciso q)

30 Ley N° 10086, Promocion y regulacion de recursos energéticos distribuidos a partir de fuentes
renovables, Articulo 2, inciso p).

81 Ley N° 10086, Promocion y regulacion de recursos energéticos distribuidos a partir de fuentes
renovables, Articulo 2, inciso q).



mm)

nn)

00)

PP)

Servicios de interés general: servicios o actividades econdmicas accesorias
o complementarias vinculados al servicio publico de suministro de energia en
todas sus etapas, para satisfacer necesidades de interés general sujeta a
obligaciones especificas de servicio publico técnico, financiero y contable.?

Tarifa: lista o catalogo de precios que deben pagarse por la prestacion de un
servicio.*?

Tarifa de acceso: monto maximo que la empresa distribuidora de energia
eléctrica puede cobrar al generador distribuido por concepto de acceso, de
acuerdo con su consumo natural por kwWh.

TDER: tarifa que las empresas eléctricas distribuidoras cobraran
mensualmente a los propietarios de los recursos energéticos distribuidos
(PDER) por cada kW de capacidad instalada, por concepto de costos,
rentabilidad, inversiones y canon en que incurren las empresas distribuidoras
para la integracion de recursos energéticos distribuidos al SEN y que no
hayan sido cubiertos por ninguna de las tarifas o cargos de interconexion,
acceso y compra-venta de excedentes.

CAPITULO 1: METODO DE CALCULO PARA LA FIJACION DE LOS CARGOS
DE INTERCONEXION A LAS REDES DE DISTRIBUCION APLICABLE A LOS
RECURSOS ENERGETICOS DISTRIBUIDOS

1. Objetivos y alcance

1.1.

Objetivos

Los principales objetivos son:

a)

Establecer un método de calculo para la fijacion de los cargos de
interconexién acorde a la teoria del disefio de tarifas, que permita una
adecuada asignacion de costos en funcion de los requerimientos del
servicio interconexion a las redes de distribucion de electricidad aplicable a
los recursos energéticos distribuidos: (a) los sistemas de generacion

32 Ley N° 10086, Promocion y regulacion de recursos energéticos distribuidos a partir de fuentes
renovables, Articulo 2, inciso s).
33 Reglamento a la Ley Reguladora de los Servicios Publicos, N° 7593, Articulo 1, inciso s).



distribuida para autoconsumo, de acuerdo con lo definido por Ley N°10086;
(b) los sistemas de almacenamiento de energia; (c) cualquier otro DER o
interesado que requiera interconectarse a la red de distribucion.

b) Transparentar y estandarizar el método de célculo y los criterios técnicos
gue deben utilizarse para establecer los cargos de interconexion.

c) Garantizar la no creacion de subsidios cruzados, al incluir Gnicamente los
costos incurridos segun los requerimientos de interconexion de los recursos
energéticos distribuidos que se integren al SEN.

d) Definir las etapas asociadas a los cobros de interconexion que realizara la
empresa distribuidora de energia eléctrica a los DER, a saber: Etapa 1:
Solicitud de la interconexion, Etapa 2: Estudios de ingenieria e inspeccion
inicial, Etapa 3: Inspeccion final y puesta en marcha, Etapa 4: Reinspeccion
(en caso de que la etapa 3 resulte infructuosa,)

e) Establecer con este método de célculo las sefiales de precios para cada
empresa distribuidora por concepto de cargos de interconexion en cada una
de las etapas descritas.

1.2. Alcance

a) El método de calculo para la fijacion de los cargos de interconexion es
definido para los siguientes DER: (a) los sistemas de generacion distribuida
para autoconsumo (b) los sistemas de almacenamiento de energia; (c)
cualquier otro DER o interesado que requiera interconectarse a la red de
distribucién, de acuerdo con lo definido por Ley N°10086.

b) Este método de calculo afecta los pliegos tarifarios de todas las empresas
distribuidoras y constituye un procedimiento asociado a las fijaciones
tarifarias ordinarias de conformidad con el articulo 30 de la Ley N° 7593.

c) El método de célculo de interconexién sera parte de las fijaciones tarifarias
gue se realizan a todas las empresas distribuidoras y debera consignarse
en un pliego tarifario complementario.

2. Modelo de calculo

2.1. Formula general del método de calculo

Para efectos de establecer los cargos de interconexion con la red de distribucion
aplicable a los recursos energéticos distribuidos: (a) los sistemas de generacion
distribuida para autoconsumo, de acuerdo con lo definido por Ley N°10086; (b) los
sistemas de almacenamiento de energia; c) cualquier otro DER o interesado que



requiera interconectarse a la red de distribucion, se contemplaran los costos
asociados a recurso humano, tecnoldgico y transporte, para cada una de las
siguientes etapas:

- Etapa 1: Solicitud de interconexion (variable CSIng, 4 ¢).

- Etapa 2: Estudios de ingenieria e inspeccion inicial (variable CEl; 4 ¢).

- Etapa 3: Inspeccion final y puesta en marcha (variable CIFP c).

- Etapa 4: Reinspeccion en caso de la etapa 3 resulte infructuosa- (variable

CRIt+1,e)-

De esta manera, si se llegan a cumplir las condiciones de los cargos asociados a
las cuatro etapas posibles, el cargo total de interconexién en colones para el
interesado en interconectar un DER a la red de distribucién para autoconsumo, se
obtiene de la siguiente manera:

CInteqe = CSINgyqe + CElyyqe + CIFPy 1 + CRI 1, (Formula 1.0)

Donde:
Cinteyq e =  Cargo total de interconexion en colones durante el periodo
t+1 para la empresa e.
CSIngyqe =  Cargo final de solicitud de interconexion a pagar por parte

del solicitante para dar tramite a la solicitud inicial de
interconexion a la red de distribucion, en colones durante
el periodo t+1 y para la empresa e.

CElt41e =  Cargo final del estudio de ingenieria e inspeccion inicial a
pagar por parte del solicitante, en colones durante el
periodo t+1 y para la empresa e.

CIFPi41e =  Cargo final de la inspeccion final y puesta en marcha de la
interconexion a pagar por el solicitante, en colones durante
el periodo t+1 y para la empresa e.

CRIt41 e =  Cargo final de la reinspeccion a pagar por el solicitante en
caso de ser requerida, debido a que la etapa 3 resulte
infructuosa, en colones durante el periodo t+1 y para la

empresa e.
t+1 =  Periodo en el que estaré vigente el cargo.
e = Empresa distribuidora que presta el servicio solicitado.

Los cargos de cada etapa (variables CSIngiqe, CElt11e, CIFPii1e Y CRlgiqe)
corresponden a cargos maximos (o tope) que podra cobrar la empresa eléctrica
respectiva. El cobro de los cargos descritos en la formula 1.0 se consideran de forma
individual. Para todas las etapas listadas, estos cargos se aprobaran para todas las
empresas distribuidoras del pais.



El costo para cada una de las etapas se determinard de acuerdo con las siguientes
férmulas:

2.1.1. Etapa 1: Solicitud de interconexion

. Formula 1.1
CSIng,q1e = mln(SInHl,e'Slnt+1,prom) ( )

CSIngyqe =  Cargo final de solicitud de interconexion a pagar por parte
del solicitante para dar trdmite a la solicitud inicial de
interconexion a la red de distribucion, en colones durante
el periodo t+1 y para la empresa e.

Singyqe = Cargo de solicitud de interconexion de la empresa e,
corresponde al costo del recurso humano y tecnoldgico
requerido para dar tramite a la solicitud inicial de
interconexién a la red de distribucion, en colones durante
el periodo t+1, de la empresa e.

Sings1,prom =  Cargo promedio de la solicitud de interconexion. Calculado
como el promedio simple de los cargos de solicitud de
interconexién (Sin w«1¢) de las empresas distribuidoras
para el periodo t+1.

t+1 = Periodo en el que estara vigente el cargo.
e = Empresa distribuidora que presta el servicio solicitado.

2.1.2. Etapa 2: Estudios de ingenieria e inspeccion inicial

i FG la 1.2
CEly1e = min(Elyq e, Elti1 prom) (Férmula 1.2)

CEl41e =  Cargo final del estudio de ingenieria e inspeccion inicial a
pagar por parte del solicitante, en colones durante el
periodo t+1 y para la empresa e.

Elt41e =  Cargo de estudios de ingenieria e inspeccion inicial de la
empresa e, corresponde al costo del recurso humano,
tecnoldégico y transporte para realizar los estudios de
ingenieria que permitan determinar la vialidad técnica del



punto de interconexion e inspeccion inicial en colones
durante el periodo t+1, de la empresa e.

Elt+1,prom =  Cargo promedio de estudios de ingenieria e inspeccion
inicial de las empresas distribuidoras. Calculado como el
promedio simple de los cargos de estudios de ingenieria e
inspeccidn inicial de las empresas distribuidoras para el

periodo t+1.
t+1 =  Periodo en el que estaré vigente el cargo.
e = Empresa distribuidora que presta el servicio solicitado.

2.1.3. Etapa 3: Inspeccion final y puesta en marcha

CIFPy ;e = min([FPHl’e, [FpHmem) (Férmula 1.3)

CIFPiyq e =  Cargo final de la inspeccion final y puesta en marcha de la
interconexidn a pagar por el solicitante, en colones durante
el periodo t+1 y para la empresa e.

IFPiiqe =  Cargo de la inspeccion final y puesta en marcha de la
interconexién, corresponde al costo del recurso humano,
tecnoldgico y transporte para realizar la inspeccion final y
puesta en servicio de la interconexién, durante el periodo
t+1.

IFPe4 1 prom =  Cargo promedio de la inspeccién final y puesta en marcha
de la interconexion de las empresas distribuidoras.
Calculado como el promedio simple de los cargos de
inspeccion final y puesta en marcha de las empresas
distribuidoras para el periodo t+1.
t+1 = Periodo en el que estara vigente el cargo.
e = Empresa distribuidora que presta el servicio solicitado.

2.1.4. Etapa 4: Reinspeccion (en caso de que la etapa 3 resulte infructuosa)

CRI;11e = min(RIiqe, Rlgsq prom) (Férmula 1.4)

CRI¢y1e = Cargo final de la reinspeccion a pagar por el solicitante en
caso de ser requerida, en colones durante el periodo t+1y
para la empresa e.



Cargo de la reinspecciébn en caso de ser requerida,
corresponde al costo del recurso humano, tecnolégico y
transporte para realizar una reinspeccion en colones,
durante el periodo t+1 para la empresa e.

Rlt41,prom =  Cargo promedio de la reinspeccién, corresponde en caso
de que la etapa 3 resulte infructuosa. Calculado como el
promedio simple de los cargos de reinspeccion de las
empresas distribuidoras para el periodo t+1.

t+1 = Periodo en el que estara vigente el cargo.
e = Empresa distribuidora que presta el servicio solicitado.

Rlgt1e

2.1.5. Costo por etapa

Para cada una de las empresas distribuidoras (variable e) el costo total promedio
de cada una de las etapas i (i=solicitud de interconexién; estudio de ingenieria e
inspeccidn inicial; inspeccion final y puesta en marcha; y reinspeccién) se calculara
de acuerdo con la siguiente férmula:

CTPit11e = SASit11e T MSUjry1e + DEPjy1e + TRA 41
+ VIAi,t+1,e + CONi,t+1,e + lNDi,t+1,e (FérmUIa 15)
+ OTRi,t+1,e

Donde:

CTPt11e =  Costo total promedio asociado a la respectiva etapa de la
interconexion (variable i). En colones durante el periodo t+1
y para la empresa e.

SASiti1e =  Costo promedio de salarios y cargas sociales promedios
asociados a la respectiva etapa de la interconexion. En
colones durante el periodo t+1 y para la empresa e.

MSU; 416 =  Costo promedio en materiales y suministros asociados a la
respectiva etapa de la interconexion. En colones durante el
periodo t+1 y para la empresa e.

DEP, 11 =  Costo promedio por depreciacion de los activos asociados
a la respectiva etapa de la interconexion. En colones
durante el periodo t+1 y para la empresa e.



TRAi,t+ 1,e

VIAi,t+ 1,e

CONj 11,

INDj 41,6

OTRi,t+1,e

t+1

Costo promedio del transporte asociado a la respectiva
etapa de la interconexion. En colones durante el periodo
t+1 y para la empresa e.

Costo promedio de los viaticos asociados a la respectiva
etapa de la interconexion. En colones durante el periodo
t+1 y para la empresa e.

Costo promedio de los contratos con terceros asociados a
la respectiva etapa de la interconexién. En colones durante
el periodo t+1 y para la empresa e.

Costos indirectos promedio. Se trata de los costos
asignados a la respectiva actividad de interconexion por
parte de los otros centros de costos o servicios. En colones
durante el periodo t+1 y para la empresa e.

Otros costos asociados a la respectiva etapa de la
interconexién que no estén contemplados en los rubros
anteriores, debidamente justificados por la empresa y
avalados por la ARESEP. En colones durante el periodo t+1
y para la empresa e.

Cada una de las 4 etapas de la interconexioén: 1= solicitud
de interconexion; 2= estudio de ingenieria e inspeccion
inicial; 3= inspeccion final y puesta en marcha; y 4=
reinspeccion

Periodo en el que estara vigente el cargo.

Empresa distribuidora que presta el servicio solicitado.

Cuando no corresponda alguno de los rubros de costos en alguna de las etapas de
cargos de interconexion o cuando dos o mas de estos rubros de costos estén
mezclados entre si, debera indicarse en los calculos correspondientes, con la

debida justificacion.

2.2. Componentes de célculo tarifario

Los diferentes costos seran calculados siguiendo los criterios y lineamientos
contables y regulatorios que defina la IE en la Contabilidad Regulatoria vigente.

En cada componente de costo se incluiran solo aquellos rubros de costo que sean
estrictamente necesarios para prestar el servicio de interconexion y que no sean
desproporcionados o excesivos en relacion con los gastos normales de



actividades equivalentes, eliminando los costos expresamente indicados en el
articulo 32 de la Ley N° 7593 y siguiendo el principio establecido en el inciso b del
articulo 3 de esta misma Ley, en el sentido de que se contemplen “Unicamente los
costos necesarios para prestar el servicio”.

Para el célculo de cada variable se requiere que se presente el respectivo registro
de costos, el detalle de las cargas sociales, el kilometraje y tiempos de los
recursos requeridos (personal técnico-administrativo, equipo informatico,
transporte, contratos, entre otros) para cada etapa, el detalle del equipo
informatico o tecnoldgico requerido y demas detalle de costos, lo anterior, de
acuerdo con los formatos que defina la IE o area encargada de fijar los cargos de
interconexion.

Los costos de cada rubro seran estimados para el respectivo periodo siguiendo los
criterios de proyeccion establecidos en la seccion 3.1 de la “Metodologia tarifaria
ordinaria para el servicio de distribucion de energia eléctrica brindado por
operadores publicos y cooperativas de electrificacion rural”, aprobada mediante la
resolucién RJD-139-2015 del 27 de julio de 2015 o la que la sustituya.

Es importante sefalar que el costo del sistema de medicién de generacion queda
excluido de esta herramienta metodoldgica, siendo que debe ser provisto por el
abonado y en el mercado existen diferentes opciones y precios de equipamiento
para esta solucion. Lo anterior de acuerdo con la normativa vigente.

La empresa distribuidora debe determinar los costos de adecuaciones de red de
acuerdo con la normativa vigente. Dichos costos no se contemplan en este método
de célculo.

Los cargos en colones de la solicitud de interconexion (etapa 1), cargos de estudios
de ingenieria e inspeccion inicial (etapa 2), cargo de la inspeccion final y puesta en
marcha de la interconexién (etapa 3) y reinspeccion (etapa 4) en caso de que la
etapa 3 resulte infructuosa, se determinaran a través de las formulas 1.1 a 1.4,
empleando las operaciones de minimo y promedio simple o media aritmética, con
base en la informacién que debe aportar cada una de las empresas distribuidoras.

2.3. Suministro de informacioén

Para obtener esta informacion, la IE o el area interna de ARESEP encargada de fijar
las tarifas sobre la base de este método de calculo deberd solicitar informacion a
cada empresa, de acuerdo con la normativa vigente, segun los formatos y plazos
de entrega que ésta determine.



Sera responsabilidad de la IE o el area interna de ARESEP encargada de fijar las
tarifas sobre la base de este método de calculo (realizar la revisidn y valoracion de
los detalles, memorias de calculo, tiempos y costos facilitados por la empresa para
determinar la razonabilidad de cada rubro de costos, para ser utilizados en el
calculo del cargo maximo de interconexion de la industria.

3. Aplicacion del método de célculo

3.1. Aplicacion general y ajustes

Este método aplica para la fijacion de tarifas ordinaria de oficio o a solicitud de parte,
de conformidad con el articulo 30 de la Ley N° 7593. Después de la fijacion inicial,
la actualizacion de las tarifas se realizara de oficio una vez cada afio dentro del
primer semestre del respectivo afio, iniciando el procedimiento de fijacion tarifaria
con la solicitud de informacién a las empresas distribuidoras por parte de la IE. Para
el caso de una solicitud tarifaria a solicitud de parte, el solicitante actualizara su
informacion y la informacién respecto de los demas operadores correspondera a la
informacion mas reciente que esté disponible en la ultima fijacion de esta tarifa, la
cual al ser una fijacion tarifaria de mercado se actualizara anicamente una vez al
afno.

Con ese fin, se revisaran y cuando corresponda, se actualizaran todos los costos
definidos en el calculo de estos cargos, de acuerdo con el procedimiento descrito
en este método de calculo.

Podran realizarse fijaciones extraordinarias de dichos cargos, cuando hayan
variaciones importantes en el entorno econémico, a juicio de la IE.

Aplica a los propietarios de recursos energéticos distribuidos que requieran
interconectarse a las redes de distribucién de las empresas distribuidoras de
energia eléctrica y serd un cobro Unico para cada una de las etapas definidas en
este método de calculo.

Para la tarifa de interconexion a las redes de distribucion se reconocera
tarifariamente, como maximo, el valor del promedio simple de los cargos de solicitud
entre las empresas distribuidoras (formulas 1.1 a 1.4), en consecuencia, Si para un
operador particular sus costos propios son mayores a dicho promedio, el diferencial
sobre el promedio valor queda excluido del reconocimiento tarifario.

3.2. Aplicacion por primera vez

Para la primera aplicacion, la Intendencia de Energia tendra un plazo de 10 dias
naturales para la elaboracién y socializacion de los formularios de informacion
requerida y las empresas distribuidoras contaran con 15 dias habiles para la



remision de la informacion solicitada por la Intendencia de Energia; de tal forma
gue se plantea un plazo maximo conjunto de aproximadamente 30 dias naturales
a partir de la aprobacion y publicacion de la presente metodologia en el diario
oficial La Gaceta, para que las empresas distribuidoras envien la informacion
solicitada por la Intendencia de Energia, con el fin de aplicar el método de calculo
para los cargos de interconexion a las redes de distribucion aplicable a los recursos
energeéticos distribuidos.

La Intendencia de Energia debera iniciar de oficio el procedimiento de fijacién
tarifaria ordinario previsto en la Ley N°. 7593 y realizar la solicitud de convocatoria
a audiencia publica a la Direccion General de Atencién al Usuario a mas tardar
sesenta dias naturales a partir de la fecha de publicacion y entrada en vigor de
esta metodologia tarifaria.

La IE o el area interna de ARESEP encargada de fijar las tarifas con base en esta
metodologia solicitara mediante formularios a las empresas distribuidoras la
informacion de los costos anuales correspondientes a cada una de las etapas.

Para los efectos que se requiera, se utilizara la informacion del ultimo estudio
tarifario (estructura de costos) aprobado para cada una de las empresas
distribuidoras de energia eléctrica.

3.3. Imputacién de datos

En caso de que existan valores ignorados, es decir, que se desconozcan, se
encuentren de forma agregada o representan cantidades que no se pueden
observar, estos se imputaran®*, con la finalidad de asegurar la existencia de montos
para todas las etapas y empresas

La IE o el area interna de ARESEP encargada de fijar las tarifas con base en esta
metodologia imputara dichos datos en el orden de las etapas, es decir, si existen
valores faltantes en varias etapas el primer dato a imputar es el de la etapa mas
temprana.

Esta imputacion se calcula de la siguiente forma: para las empresas que si cuentan
con el valor de la etapa respectiva se estima la proporcion de este con respecto al
monto total y se calcula un promedio simple entre las proporciones existentes, dicha
proporcion se empleara para estimar el valor faltante; asimismo, esta imputacion
puede ser de acuerdo con otro criterio apegado a la ciencia y a la técnica.

34 Imputacion: Asignar un valor a una variable especifica en donde falta el dato (OCDE, 2008).



4. Listado de formulas y variables

4.1.

Listado de féormulas

Formula
No.

Descripcion

Detalle de la formula

1.0

Cargo total de interconexion
en colones durante el
periodo t+1 para la empresa
e.

Cll‘ltt+1'e = CSIn t+ie T CElt+1,e
+ CIFPy 1 + CRIy 1

11

Cargo final de solicitud de
interconexiébn a pagar por
parte del solicitante para
dar trdmite a la solicitud
inicial de interconexion a la
red de distribucion, en
colones durante el periodo
t+1 y para la empresa e.

CSInt+1,e = min(Slnt+1,e' Slrlt+1,prom)

1.2

Cargo final del estudio de
ingenieria e inspeccion
inicial a pagar por parte del
solicitante, en colones
durante el periodo t+1 vy
para la empresa e.

CEIt+1,e = min(Elt+1,e' Elt+1,prom)

1.3

Cargo final de la inspeccién
final y puesta en marcha de
la interconexion a pagar por
el solicitante, en colones
durante el periodo t+1 vy
para la empresa e.

CIFP 1. = min(lFPHl,e' lFPt+1,prom)

1.4

Cargo final de la
Reinspeccion a pagar por el
solicitante en caso de ser
requerida, en  colones
durante el periodo t+1 vy
para la empresa e.

CRIgy1.

= min (th.,. 1e Rlgt 1,prom)




Formula
No.

Descripcion Detalle de la formula

15

Costo total promedio | CTP;y41e = SAS;iti1e + MSUjti1e
asociado a la respectiva + DEP;11e + TRA 116
etapa de la interconexion +VIA ;16 + CONjiqe
(variable i). En colones +IND; 410+ OTR; 1410
durante el periodo t+1 vy Y Y
para la empresa e.

4.2.

Listado de variables y subindices

Variable

Definicién

CElt+1e

Cargo final del estudio de ingenieria e inspeccion inicial a pagar
por parte del solicitante, en colones durante el periodo t+1 y para
la empresa e.

CIFP 6

Cargo final de la inspeccion final y puesta en marcha de la
interconexion a pagar por el solicitante, en colones durante el
periodo t+1 y para la empresa e.

Cintt+1,e

Cargo total de interconexion en colones durante el periodo t+1
para la empresa e.

CONjts1e

Costo promedio de los contratos con terceros asociados a la
respectiva etapa de la interconexion. En colones durante el
periodo t+1 y para la empresa e.

CRIgy e

Cargo final de la reinspeccién a pagar por el solicitante en caso
de ser requerida, debido a que la etapa 3 resulte infructuosa, en
colones durante el periodo t+1 y para la empresa e.

CSIngyqe

Cargo final de solicitud de interconexion a pagar por parte del
solicitante para dar tramite a la solicitud inicial de interconexion a
la red de distribucion, en colones durante el periodo t+1 y para la
empresa e.

CTP 416

Costo total promedio asociado a la respectiva etapa de la
interconexién (variable i). En colones durante el periodo t+1y
para la empresa e.

DEPi 11,6

Costo promedio por depreciaciéon de los activos asociados a la
respectiva etapa de la interconexion. En colones durante el
periodo t+1 y para la empresa e.

Eltyqe

Cargo de estudios de ingenieria e inspeccion inicial de la empresa
e, corresponde al costo del recurso humano, tecnoldgico y
transporte para realizar los estudios de ingenieria que permitan
determinar la vialidad técnica del punto de interconexion e




Variable

Definicién

inspecciodn inicial en colones durante el periodo t+1, de la
empresa e.

EIt+1,prom

Cargo promedio de estudios de ingenieria e inspeccion inicial de

las empresas distribuidoras. Calculado como el promedio simple

de los cargos de estudios de ingenieria e inspeccion inicial de las
empresas distribuidoras para el periodo t+1.

FPy1c

Cargo de la inspeccion final y puesta en marcha de la
interconexion, corresponde al costo del recurso humano,
tecnoldgico y transporte para realizar la inspeccion final y puesta
en servicio de la interconexion, durante el periodo t+1.

Il:"Pt+1,prom

Cargo promedio de la inspeccidn final y puesta en marcha de la
interconexion de las empresas distribuidoras. Calculado como el
promedio simple de los cargos de inspeccion final y puesta en
marcha de las empresas distribuidoras para el periodo t+1.

INDjt41,e

Costos indirectos promedio. Se trata de los costos asignados a la
respectiva actividad de interconexién por parte de los otros
centros de costos o servicios. En colones durante el periodo t+1 y
para la empresa e.

MSUj 41,

Costo promedio en materiales y suministros asociados a la
respectiva etapa de la interconexion. En colones durante el
periodo t+1 y para la empresa e.

OTR; 41,

Otros costos asociados a la respectiva etapa de la interconexion
gue no estén contemplados en los rubros anteriores, debidamente
justificados por la empresa y avalados por la ARESEP. En
colones durante el periodo t+1 y para la empresa e.

th+ l,e

Cargo de la reinspeccion en caso de ser requerida, corresponde
al costo del recurso humano, tecnoldgico y transporte para
realizar una reinspeccion en colones, durante el periodo t+1 para
la empresa e.

th+ 1,prom

Cargo promedio de la reinspeccion, corresponde en caso de que
la etapa 3 resulte infructuosa. Calculado como el promedio simple
de los cargos de reinspeccion de las empresas distribuidoras para
el periodo t+1.

SASitr1e

Costo promedio de salarios y cargas sociales promedios
asociados a la respectiva etapa de la interconexion. En colones
durante el periodo t+1 y para la empresa e.

Slnt+1,e

Cargo de solicitud de interconexion de la empresa e, corresponde
al costo del recurso humano y tecnolégico requerido para dar
trdmite a la solicitud inicial de interconexion a la red de
distribucion, en colones durante el periodo t+1, de la empresa e.




Variable

Definicién

Singy 1 prom

Cargo promedio de la solicitud de interconexion. Calculado como
el promedio simple de los cargos de solicitud de interconexion
(Sin te) de las empresas distribuidoras para el periodo t+1.

TRAjt41,e

Costo promedio del transporte asociado a la respectiva etapa de
la interconexion. En colones durante el periodo t+1 y para la
empresa e.

VIAit+1e

Costo promedio de los viaticos asociados a la respectiva etapa de
la interconexion. En colones durante el periodo t+1 y para la
empresa e.

Empresa distribuidora que presta el servicio solicitado.

Cada una de las 4 etapas de la interconexion: 1= solicitud de
interconexion; 2= estudio de ingenieria e inspeccion inicial; 3=
inspeccidn final y puesta en marcha; y 4= reinspeccién

t+1

Periodo en el que estara vigente el cargo.

CAPITULO 2: METODO DE CALCULO PARA LA FIJACION DE LA TARIFA DE
ACCESO A LAS REDES DE DISTRIBUCION POR PARTE DEL GENERADOR

DISTRIBUIDO

1. Objetivos y alcance

1.1

Objetivos

Los principales objetivos son:

a) Establecer un método de calculo para la fijacién de la tarifa de acceso para
el generador distribuido acorde a la teoria del disefio de tarifas, que permita
una adecuada asignacién de costos en funcién de los requerimientos de
capacidad, cargo de energia, potencia y costos fijos del abonado-productor.

b) Enviar sefiales de precios adecuadas y oportunas, que propicien la
adecuada integracion de la generacion distribuida al Sistema Eléctrico
Nacional, de modo que las tarifas finales reflejen las condiciones
econdmicas y técnicas que se requieren.

c) Garantizar a los usuarios el servicio al costo, al incluir inicamente los costos
fijos segun su requerimiento de capacidad.

d) Garantizar a las empresas distribuidoras un flujo de ingresos acorde con su
nivel de costos.




1.2. Alcance

a) El método de calculo de acceso modificara el cargo vigente para los
productores-consumidores de electricidad.

b) Se determinard una tarifa de acceso maxima, con lo cual se otorga la
posibilidad a la empresa distribuidora de cobrar una tarifa menor, de
conformidad con el principio de eficiencia, promocion de la actividad
productiva, rentabilidad razonable y servicio al costo indicado en la Ley N°
7593, esta tarifa debera ser de conocimiento de los usuarios, y debera ser
reportada a la ARESEP por medio de las solicitudes de informacion
periddica.

c) La tarifa de acceso se define como: el monto maximo que la empresa
distribuidora de energia eléctrica puede cobrar al generador distribuido por
concepto de acceso, de acuerdo con su consumo natural por kWh.

d) La tarifa de acceso se aplicard como un cargo adicional a los servicios con
generacion distribuida, para los cuales se aplica una facturacién mondémica,
de este modo, los servicios que posean una facturacion bindémica no
tendran que pagar este cargo adicional de acceso, sino que tendran que
realizar el pago bindbmico que corresponda, segun el pliego tarifario del
sistema de distribucion.

e) Constituye un procedimiento asociado a las fijaciones tarifarias ordinarias
de conformidad con el articulo 30 de la Ley N° 7593, de modo que su calculo
se debera desarrollar como parte de los estudios ordinarios
correspondientes.

f) El método de célculo de acceso seré parte de las fijaciones tarifarias que se
realizan a todas las empresas distribuidoras y debera consignarse en el
pliego tarifario del sistema de distribucion.

2. Modelo de célculo

En las siguientes secciones se define el procedimiento de célculo para determinar
la tarifa de acceso a partir de la informacién obtenida de la muestra de datos de los
generadores distribuidos en la zona de concesion de cada una de las empresas
distribuidoras de energia eléctrica.

2.1. Férmula general del método de calculo

Para calcular la tarifa de acceso maxima, es fundamental obtener una muestra de
servicios que cuenten con generacion distribuida, con el fin de aproximar el
requerimiento de capacidad promedio mensual de este tipo de servicios, a partir de



la determinacion de la demanda maximas®. Esta potencia sera multiplicada por el
precio respectivo segun la categoria tarifaria, a fin de determinar cual es el aporte
esperado de dichos servicios y se contrastara contra el aporte que realizan los
generadores distribuidos, a partir de la potencia implicita tal y como se mostrara en
secciones siguientes.

La diferencia entre ambos montos se dividira por el consumo natural promedio de
los clientes con generacion distribuida, a fin de determinar una tarifa de acceso en
funcion de su consumo natural.

De este modo, la tarifa de acceso maxima se obtendra aplicando la siguiente
férmula general:

_ ARCqq — APl

1
o CNPiyq * Neyg (Férmula 2.1)
Donde:

TA.; = Tarifa de acceso para el periodo “t+1”, que se cobrara por cada
kWh de consumo natural (colones/kWh).

ARC,,;, = Aporte por requerimiento de capacidad demandado por los
servicios con generacion distribuida estimados para el periodo
tarifario “t+1”, en colones.

APl,; = Aporte por requerimiento de capacidad por parte de los servicios
con generacion distribuida estimados por pago de potencia
implicita para el periodo tarifario “t+1”, en colones.

CNP.,; = Consumo natural mensual promedio para los servicios con

generacion distribuida estimados para el periodo “t+1”. Este dato
busca representar en promedio cuantos kWh de consumo natural
por mes consumird un servicio con generacion distribuida en el
periodo “t+1”.

35 La determinacion de la demanda méaxima se debera obtener del medidor bidireccional o el que le
sustituya, y siguiendo la definicion existente en la normativa, en caso de que se realice alguna
modificacion (como por ejemplo el uso de potencia contratada), en la recoleccion de los datos, se
deberd realizar la modificacion para adecuarse a la normativa vigente.



Niyq = Cantidad media de servicios con generacion distribuida esperada
por mes, en el periodo “t+1”.
t+1 = Periodo en el que estara vigente el ajuste tarifario.

Esta tarifa de acceso se estimar4d de modo independiente para cada empresa
distribuidora, y por consiguiente en cada aplicacién se utilizara la informacion
especifica de sus clientes.

2.2. Componentes de calculo tarifario

Para la determinacién de la tarifa indicada en la formula 2.1, se requieren las
variables ARC;, 4, APl;,, CNP.,; y N, las cuales se estiman de la siguiente forma:

2.2.1. Determinacién del consumo natural mensual promedio por los servicios
con generacion distribuida estimados y cantidad media de servicios con
generacion distribuida esperada por mes para el periodo “t+1”

Dado que el consumo natural mensual promedio por el servicio de generacion
distribuida estimado para el periodo “t+1” (CNPw1) y la cantidad media de servicios
con generacion distribuida esperada por mes, en el periodo “t+1” (Nt+1) son
estimadas para el periodo “t+1°, se deberan proyectar mediante técnicas
estadisticas 0 econométricas. Las estimaciones se basan en datos histéricos
mensuales de los Ultimos 10 afios o la serie histérica para la que se encuentren
datos disponibles. Dado que la determinacion de esta tarifa se debera desarrollar
en conjunto con los estudios ordinarios de las distintas empresas, es necesario
proyectar un periodo igual al que estara vigente el ajuste tarifario ordinario que esté
en tramite.

Al revisar la serie histérica indicada en el péarrafo anterior, se debe realizar un
analisis integral de los datos para determinar si existen cambios estructurales o
coyunturales que puedan estar afectando la capacidad inferencial de la estimacion
a realizar. Con base en este analisis, se debera definir con claridad el periodo
definitivo por utilizar, y las justificaciones respectivas que respaldan la decision
tomada.

Para las estimaciones se utilizara un programa o software estadistico especializado
en el analisis y proyeccion de series de tiempo. Las proyecciones resultantes deben
justificarse 'y cumplir con los criterios estadisticos y econométricos que se
establecen sobre la base de la ciencia, la técnica y la l0gica; tal y como lo establece
la Ley General de la Administracion Publica.



El consumo natural, representa toda la energia consumida por el generador
distribuido independientemente del origen de esta, se calcula como la energia
generada (indicada en el medidor de generacion) menos la energia inyectada
(indicada en el medidor bidireccional), mas la energia total retirada (indicada en el
medidor bidireccional) tal y como se muestra a continuacion:

Donde:

CNj

EGj¢

El;¢

ETR;,

CNj: = EG;¢ — EI;; + ETR;; (Férmula 2.2)

Es el consumo natural del generador distribuido i en kWwh en el
periodo t.

Es la cantidad de energia generada en kWh por el generador
distribuido i en el periodo t, indicada en el medidor de generacion.

Es la cantidad de energia inyectada en la red en kWh por el
generador distribuido i en el periodo t, indicada en el medidor
bidireccional.

Es la cantidad total de energia retirada de la red por el generador
distribuido i en kWh en el periodo t, indicada en el medidor
bidireccional.

Periodo base de andlisis considerando en el estudio de fijacion
tarifaria

En funcion de lo anterior, el consumo natural mensual promedio por servicio para el
periodo “t” se determina como la suma del consumo natural de todos los servicios
con generacion distribuida para el periodo respectivo (es decir la suma del consumo
natural de todos los meses, para todos los servicios), dividido entre la cantidad de
servicios reportados en todos los meses, tal y como se muestra a continuacion:

CNP,

Yh-1 CNMy,

CNP, =
C o NMy, (Férmula 2.3)

Consumo natural mensual promedio para los servicios con
generacion distribuida para el periodo “t". Este dato busca
representar en promedio cuantos kWh de consumo natural por
mes consumidé un servicio con generacion distribuida en el
periodo “t”.



CNMy ¢ Consumo natural mensual de todos los servicios con generacion
distribuida en el mes “k”. Este dato busca representar cuantos
kWh de consumo natural se reportaron para el mes “K’,

agregando todos los servicios reportados en dicho mes.

Z

=
g

[

Cantidad total de servicios con generacion distribuida,
reportados en el mes “k”.

Z CNMie  _ Representa la suma de todos los consumos naturales mensuales
k=1 de todos los servicios con generacion distribuida desde el mes 1
al ultimo mes (f) en el periodo “t".

ZNMkrt = Representa la suma de todos los servicios con generacion
=1 distribuida desde el mes 1 al ultimo mes (f) en el periodo “t”.

t = Periodo base de andlisis considerado en el estudio de fijacion
tarifaria.

k = Representa cada mes del periodo para el cual se realiza el
calculo, desde el mes 1 al mes “f.

f = Representa el Ultimo mes del periodo para el cual se realiza el
célculo.

2.2.2. Determinacion del aporte por requerimiento de capacidad demandado
por los clientes de generacion distribuida estimados para el periodo tarifario
“t+1”-

Para la determinacién del aporte por requerimiento de capacidad de los clientes con
generacion distribuida estimados para el periodo tarifario “t+1”, se deben tomar los
datos de la muestra de generadores distribuidos de conformidad con lo indicado en
la seccion: 2.2.5. Determinacion de la muestra de servicios con generacion
distribuida, y se debera tomar la informacién de la potencia maxima a partir de un



medidor bidireccional que logre recopilar esta informacion para el periodo
respectivo, y esta se multiplicara por el precio de la potencia, del grupo tarifario
correspondiente, tal y como se muestra a continuacion:

m
ARCe1 = ) (PPygs * DMTy ) (Féormula 2.)
s=1

Donde:

ARCi4q Aporte por requerimiento de capacidad demandado por los
servicios con generacion distribuida estimados para el

periodo tarifario “t+1”, en colones.

DMT;:+1 = Sumade las demandas maximas (kW) de todos los servicios
con generacion distribuida estimados del grupo tarifario “s”
en el periodo “t+17.

PPsi.1 = Precio de la potencia del bloque tarifario bindmico en
colones por kW para el grupo tarifario “s” en el periodo “t+1”.
Para las tarifas que poseen un blogue mondmico y otro
bindbmico, se tomaré el valor de la tarifa de potencia en kW
del bloque bindbmico. Para los casos en los cuales sélo se
tienen bloques mondmicos, se hara una aproximacion tal y
como se indica en la seccion 2.2.4. Precio de la potencia
para tarifas con bloques exclusivamente mondmicos.

S = Indice de tarifa correspondiente a cada grupo tarifario
(residencial, residencial horaria, comercios y servicios,
industrial, promocional y preferencial, entre otras)3®

m = Cantidad total de tarifas, es decir la cantidad total de grupos
tarifarios para la empresa.

t+1 = Periodo en el que estara vigente el ajuste tarifario.

Como se observa, en la férmula anterior, el precio de la potencia a utilizar sera el
precio de la potencia del bloque tarifario binomico que corresponda segun el pliego
tarifario, para el grupo tarifario “s”, asi por ejemplo si el grupo es el industrial,
entonces se toma el precio en colones por kW del bloque bindbmico para el periodo
“t+1” de dicho grupo tarifario.

36 Se refiere a los tipos de tarifa establecidos actualmente mas cualquier otro que se llegue a aprobar.



El valor de la variable DMTs+1 Se obtiene a partir de la suma de las demandas
maximas obtenidas para los servicios seleccionados en la muestra, multiplicadas
por un factor de expansion poblacional tal y como se muestra a continuacion:

N t+1
DMT, 1 = ( -
S

ng
)*ZDMi (Férmula 2.5)
i=1

Donde:

DMT41 = Sumade las demandas maximas (kW)de todos los servicios
con generacion distribuida estimados del grupo tarifario “s”,
en el periodo “t+1”.

Ngt+1 = Cantidad media de servicios con generacion distribuida
esperada por mes, para el grupo tarifario “s” en el periodo
“t+1”. Es decir, el promedio mensual de los clientes con
generacion distribuida esperados para el grupo tarifario “s”
en el periodo “t+1”.

N = Tamafio de la muestra de servicios con generacion
distribuida para el grupo tarifario “s”.

DM; = Demanda méaxima para el servicio con generacion
distribuida “i” en kW, que forma parte de la muestra
seleccionada del grupo tarifario “s™%.

I's = Suma de las demandas maximas medidas de todos los
Z DM; servicios con generacion distribuida que forman parte de la
i=1 muestra seleccionada del grupo “s” en kW.

S = Indice de tarifa correspondiente a cada grupo tarifario
(residencial, residencial horaria, comercios y servicios,
industrial, promocional y preferencial, entre otras)32

i = Indice que representa a cada generador distribuido.

t+1 Periodo en el que estara vigente el ajuste tarifario.

37 En caso de que se modifique la normativa para determinacion de la demanda maxima, como por
ejemplo el uso de potencia contratada, en la recoleccion de los datos, se debera realizar la
modificacion para adecuarse a la normativa vigente.

38 Se refiere a los tipos de tarifa establecidos actualmente mas cualquier otro que se llegue a aprobar.



La cantidad media de servicios con generacion distribuida esperada por mes, para
el grupo tarifario “s” en el periodo “t+1” (Nst+1) se proyecta mediante técnicas
estadisticas 0 econométricas. Las estimaciones se basan en datos histéricos
mensuales de los ultimos 10 afios o la serie histdrica para la que se encuentren
datos disponibles. Dado que la determinacién de esta tarifa se debera desarrollar
en conjunto con los estudios ordinarios de las distintas empresas, se debera
proyectar un periodo igual al que estara vigente el ajuste tarifario ordinario que se

encuentre en tramite.

Al revisar la serie histérica indicada en el péarrafo anterior, se debe realizar un
analisis integral de los datos para determinar si existen cambios estructurales o
coyunturales que puedan estar afectando la capacidad inferencial de la estimacion
a realizar. Con base en este analisis, se debera definir con claridad el periodo
definitivo por utilizar, y las justificaciones respectivas que respaldan la decision
tomada. Para las estimaciones se utiliza un programa o software estadistico
especializado en el analisis y proyeccion de series de tiempo. Las proyecciones
resultantes deben justificarse y cumplir con los criterios estadisticos y
econometricos que se establecen con base en la ciencia, técnica y I6gica; tal y como
lo establece la Ley General de la Administracion Publica.

2.2.3. Determinacién del aporte por requerimiento de capacidad por parte de
los servicios con generacion distribuida estimados por pago de potencia
implicita para el periodo tarifario “t+1”.

Para la determinacion del aporte en colones por requerimiento de capacidad por
parte de los servicios con generacion distribuida estimados por pago de potencia
implicita para el periodo tarifario “t+1” se deben tomar los datos de la muestra de
generadores distribuidos de conformidad con lo indicado en la seccién 2.2.5.
Determinacion de la muestra de servicios con generacion distribuida, luego se debe
estimar la potencia implicita en kW y multiplicar ese valor obtenido por el precio de
la potencia en colones por kW, tal y como se muestra a continuacion:

m
APl , = Z(PPS,HI * PITg 1) (Férmula 2.6)
s=1



Donde:

APl,,, = Aporte por requerimiento de capacidad por parte de los
servicios con generacion distribuida estimados por pago de
potencia implicita para el periodo tarifario “t+1”, en colones.

PPsi+; = Precio de la potencia del bloque tarifario bindmico en
colones por kW para el grupo tarifario “s” en el periodo “t+1”.
Para las tarifas que poseen un bloque mondmico y otro
bindbmico, se tomara el valor de la tarifa de potencia en
colones por kW del bloque binbmico. Para los casos en los
cuales sélo se tienen bloques monomicos se harad una
aproximacion tal y como se indica en la seccion, 2.2.4.
Precio de la potencia para tarifas con bloques
exclusivamente mondmicos.

PIT;.41 = Potencia implicita de todos los servicios con generacion
distribuida estimados del grupo tarifario “s” en kW, en el
periodo “t+1”.

S = Indice de tarifa correspondiente a cada grupo tarifario

(residencial, residencial horaria, comercios y servicios,
industrial, promocional y preferencial, entre otras)3°

t+1 = Periodo en el que estara vigente el ajuste tarifario.

m = Cantidad total de tarifas, es decir la cantidad total de grupos
tarifarios para la empresa.

Como se observa, en la férmula anterior, el precio de la potencia a utilizar sera el
precio de la potencia del bloque tarifario bindbmico en colones por kW que
corresponda segun el pliego tarifario, para el grupo tarifario “s”, asi por ejemplo si el
grupo es el industrial, entonces se toma el precio en colones por kW del blogue
binédmico para el periodo “t+1” de dicho grupo tarifario.

La potencia implicita permite que el pago mondmico, sea equivalente a un pago
bindmico calculando la potencia por medio de un factor de carga implicito que varia
de modo proporcional a la energia comprada a la empresa distribuidora.

En funcion de lo anterior, la potencia implicita se estima empleando dicho factor de
carga implicito tal y como se muestra a continuacion:

39 Se refiere a los tipos de tarifa establecidos actualmente mas cualquier otro que se llegue a aprobar.



ECM 1.
FCqyiq * 30 * 24

PIT 1 = (Férmula 2.7)

Donde:

PIT;¢41 = Potencia implicita de todos los servicios con generacion

distribuida estimados del grupo tarifario “s” en kW, en el
periodo “t+1”.

Estimacion del total de la energia comprada mensualmente
por los clientes con generacion distribuida estimados para el
grupo tarifario “s” en kWh, en el periodo “t+1”.

ECM, 41

FCst41 Factor de carga implicito que permite igualar el monto a
pagar por el usuario con tarifa monoémica, con el que pagaria
si le cobraran tarifa bindmica, es decir, es el factor de carga
que deberia tener un cliente para pagar el mismo monto con

la tarifa mondmica y con la binémica?°.

S = Indice de tarifa correspondiente a cada grupo tarifario
(residencial, residencial horaria, comercios y servicios,
industrial, promocional y preferencial, entre otras)**

t+1

Periodo en el que estara vigente el ajuste tarifario.

30 = Constante que representa un ciclo comercial tipico de 30
dias en un mes de facturacion.

24 = Constante que representa la cantidad de horas de un dia.

Para la determinacion del total de energia comprada mensualmente por los clientes
con generacion distribuida estimados para el grupo tarifario “s” en el periodo “t+1”,
se toma el dato de la energia comprada por los clientes de la muestra seleccionada
y se multiplica por el factor de expansion como se muestra a continuacion:

Ns,t+1
n

ng
ECMS,t+1 = ( ) * Z ECl (FérmUIa 28)
i=1

S

40 Para calcular este valor se toma como referencia el punto de corte actual de 3.000 kwWh o el que
se determine en la tarifa correspondiente.
41 Se refiere a los tipos de tarifa establecidos actualmente mas cualquier otro que se llegue a aprobar.



Donde:

ECMg; = Estimacion del total de la energia comprada mensualmente
por los clientes con generacion distribuida estimados para el
grupo tarifario “s” en kWh en el periodo “t+1”.

Nst+1 = Cantidad media de servicios con generacion distribuida
esperada por mes, para el grupo tarifario “s” en el periodo
“t+1”. Es decir, la cantidad promedio mensual de clientes
con generacioén distribuida esperados para el grupo tarifario

[{Pg )

s” en el periodo “t+1”.

N = Tamafo de la muestra de servicios con generacion
distribuida para el grupo tarifario “s”.

EC; = Energia comprada mensualmente por el servicio de
generacion distribuida “”, que forma parte de la muestra
seleccionada del grupo tarifario “s”. La energia comprada es
esa energia retirada por el servicio de generacion distribuida
y que paga las tarifas indicadas en el pliego respectivo para

el grupo tarifario “s”.

= Suma de energia comprada de todos los servicios con

ZEC generacion distribuida que forman parte de la muestra
=1 seleccionada del grupo “s”.
s = Indice de tarifa correspondiente a cada grupo tarifario

(residencial, residencial horaria, comercios y servicios,
industrial, promocional y preferencial, entre otras)*?
i = Indice que representa a cada generador distribuido.

t+1 = Periodo en el que estaréa vigente el ajuste tarifario.

Por su parte, como se indic6 anteriormente, el factor de carga implicito permite
estimar una potencia equivalente con el pago bindmico de la potencia implicita que
se cubre al momento de aplicar una tarifa mondmica, por lo anterior, es posible
demostrar (Ver Anexo A) que el factor de carga implicito se puede calcular como
sigue:

42 Se refiere a los tipos de tarifa establecidos actualmente mas cualquier otro que se llegue a aprobar.



PPs,t+1

FC =
1730 « 24 * (PMEg,,1 — PBEg,4)

(Férmula 2.9)

Donde:

FCsi4; = Factor de carga implicito que permite igualar el monto a
pagar por el usuario con tarifa monoémica, con el que pagaria
si le cobraran tarifa bindmica, es decir, es el factor de carga
que deberia tener un cliente para pagar el mismo monto con
la tarifa mondémica y con la binémica*3.

PPs,1 = Precio de la potencia del bloque tarifario binomico en
colones por kW para el grupo tarifario “s” en el periodo “t+1”.
Para las tarifas que poseen un bloque mondmico y otro
binébmico, se tomara el valor de la tarifa de potencia en kW
del blogue binébmico. Para los casos en los cuales solo se
tienen bloques mondmicos, se hard una aproximacion tal y
como se indica en la seccion 2.2.4. Precio de la potencia
para tarifas con bloques exclusivamente mondmicos.

PMEg:,; = Precio de la energia del bloque tarifario monémico en
colones por kWh para el grupo tarifario “s” en el periodo
“t+1”. Para las tarifas que poseen un bloque mondémico y
otro bindbmico, se tomara el valor de la tarifa de energia en
kWh del bloque mondmico. Para los casos en los cuales
s6lo se tienen bloques mondmicos, se hard una
aproximacion de un modo analogo a como se indica en la
seccion 2.2.4. Precio de la potencia para tarifas con bloques

exclusivamente mondmicos.

PBE;:+; = Preciode laenergia del blogue tarifario binomico en colones
por kWh para el grupo tarifario “s” en el periodo “t+1”. Para
las tarifas que poseen un bloque mondmico y otro binémico,
se tomara el valor de la tarifa de energia en colones por kWh
del bloque bindmico. Para los casos en los cuales solo se
tienen bloques mondmicos, se hara una aproximacion de un
modo analogo a como se indica en la seccion, 2.2.4. Precio

43 Para calcular este valor se podria tomar como referencia el punto de corte actual de 3.000 kwWh
que se aplica en varias tarifas.



de la potencia para tarifas con blogues exclusivamente
mondmicos.

S = Indice de tarifa correspondiente a cada grupo tarifario
(residencial, residencial horaria, comercios y servicios,
industrial, promocional y preferencial, entre otras)*

t+1 = Periodo en el que estara vigente el ajuste tarifario.

2.2.4. Precio de la potencia para tarifas con bloques exclusivamente
mondmicos

Como se indico en las secciones: 2.2.2. Determinacion del aporte por requerimiento
de capacidad demandado por los clientes de generacion distribuida para el periodo
tarifario “t+1” y 2.2.3. Determinacion del aporte por requerimiento de capacidad por
parte de los servicios con generacion distribuida por pago de potencia implicita para
el periodo tarifario “t+1”, para la determinacion del precio de la potencia, se utilizara
el precio de la potencia del grupo tarifario que corresponda, asi por ejemplo para el
grupo tarifario industrial, se tomaré del pliego tarifario, la tarifa de potencia de los
bloques bindmicos de colones/kW.

Sin embargo, existen algunas tarifas que no poseen bloque binémico y por
consiguiente no tienen un precio para la potencia en el pliego tarifario. De modo
exclusivo para este tipo de tarifas, se establece un procedimiento diferenciado, en
el cual se realiza una aproximacion del precio de potencia que permita mantener la
asignacion proporcional a las tarifas vigentes, tal y como se muestra en la siguiente
formula:

PM; )
PPAs,t+1 = PPIq * (PM]S3t> (Férmula 2.10)

Donde:
PPAsi+1 = Precio de la potencia aproximado colones por kW para el

periodo “t+1”, para los casos en los cuales sélo se tienen
bloques mondmicos.

44 Se refiere a los tipos de tarifa establecidos actualmente mas cualquier otro que se llegue a aprobar.



PPI, = Precio de la potencia del bloque tarifario binGmico en
colones por kW, para el periodo “t+1”, para la tarifa industrial
y comercios y servicios®.

PM;: = Precio medio de los Ultimos 12 meses en colones por kWh,
para el grupo tarifario que no cuenta con tarifa de potencia,
este precio medio se obtiene de dividir los ingresos totales
del grupo tarifario “s”, entre la cantidad de energia vendida
de este grupo tarifario (ver formula 11 de la metodologia
ordinaria de distribucion)*®.

PMB; = Precio medio de la energia en los ultimos 12 meses en
colones por kWh, para la tarifa industrial y comercios y
servicios*’, este precio medio se obtiene de dividir los
ingresos totales de tarifa industrial y comercios y servicios,
entre la cantidad de energia vendida en estos grupos
tarifarios (ver formula 11 de la metodologia ordinaria de
distribucién).

S = Indice de tarifa correspondiente a cada grupo tarifario
(residencial, residencial horaria, comercios y servicios,
industrial, promocional y preferencial, entre otras)*?

t+1 = Periodo en el que estara vigente el ajuste tarifario.

t = Periodo base de andlisis considerado en el estudio de
fijacion tarifaria.

De este modo, para las tarifas con bloques exclusivamente mondmicos, en los
cudles se requiera el dato del precio de la potencia del bloque tarifario binGmico en
colones por kW (PPst+1), se podra emplear el valor obtenido de la férmula anterior
en dicha variable, de igual manera en el célculo del factor de carga implicito

45 En caso de que desaparezca la tarifa bindmica industrial y comercios y servicios, o si el precio
deja de ser igual para ambos grupos se procederia a realizar un promedio ponderado de las
diferentes tarifas resultantes en funcidn del consumo de potencia de cada grupo tarifario.

46 Resolucién RJD-139-2015 del 27 de julio de 2015, publicado en el Alcance Digital 63 a La Gaceta
154 del 10 de agosto del 2015.

47 En caso de que desaparezca la tarifa binémica industrial y comercios y servicios, se emplearia los
nuevos grupos tarifarios que los sustituyan.

48 Se refiere a los tipos de tarifa establecidos actualmente mas cualquier otro que se llegue a aprobar.



(férmula 2.9), se podra emplear un mecanismo homologo al antes descrito para
sustituir losprecios de energia y potencia tanto para bloques monémicos como
bindmicos y de ese modo estimar el factor de carga®.

El proceso anteriormente expuesto, se realiza por la necesidad de contar con un
precio de la potencia para este tipo de servicios en todos los grupos tarifarios,
dado que no se logra determinar de modo explicito en el pliego tarifario.

2.2.5. Determinacion de la muestra de servicios con generacion distribuida.

Como se expuso en secciones precedentes, para la determinacion de la tarifa
de acceso es necesario conocer la demanda maxima de dichos servicios, sin
embargo, puede que algunos medidores no cuenten con esta informacion, por lo
anterior, se requiere obtener este dato por medio de la colocacion de un conjunto
de medidores con dicha funcionalidad, los cuales se colocardn en un
periodo de tiempo determinado, tal y como se mencionara mas adelante.

Con el fin de garantizar la mayor representatividad posible, se procedera a obtener
una muestra con base en el disefio que se presenta seguidamente.

El primer paso consiste en determinar el tamafio de muestra necesario, para ello
se debe emplear la formula de muestreo de elementos con poblacion finita,
empleando el coeficiente de variacion del consumo natural.

N - CV?
n= ,
d \? (Férmula 2.11)
CVZ +|N- ( )
z()(/2
Donde:

n = Tamafo de la muestra de servicios con generacion

distribuida a seleccionar.
N = Cantidad de servicios con generacion distribuida existentes

al momento de realizar el estudio.
Ccv = Coeficiente de variacion del consumo natural de los clientes

con generacion distribuida.

49 De manera que el factor de carga implicito para estas tarifas con bloques exclusivamente
monomicos, debera ser igual al valor estimado para la tarifa industrial y comercios y servicios o el
grupo que le sustituya.



d = Nivel de error como proporcién de la media®.
Zq;, = Estadistico de la distribucion normal para el nivel de
confianza determinado.
o = Nivel de significancia®:.

La asignacion de esta muestra se realizara por medio de un muestreo estratificado
aleatorio, es decir se asigna una cantidad por estrato, y de modo aleatorio se
seleccionan los servicios con sistemas de generacion distribuida para autoconsumo
a muestrear en cada estrato, para ello se empleara como marco muestral la lista de
servicios relacionados a generadores distribuidos, estratificando por grupo tarifario
y asignando en funcién del porcentaje que representa el consumo natural de cada
grupo, del consumo natural total de los clientes con generacion distribuida.

CNT;

N5 =N * SN
m | CNg

(Férmula 2.12)

Donde:

ng = Tamafio de la muestra de servicios con generacion
distribuida para el grupo tarifario “s”.

n = Tamafio de la muestra de servicios con generacion
distribuida a seleccionar.

CNT; = Consumo natural de todos los servicios con generacion
distribuida del grupo tarifario “s” en kWh, es decir la suma
de los consumos naturales de todos los clientes con
generacion distribuida del estrato “s”, para los 12 meses
previos al estudio.

o = Consumo natural total de todos los estratos “s” en kWh, es

ZCNS decir la suma de los consumos naturales de todos los
i=1 clientes con generacion distribuida, de todos los estratos,
para los 12 meses previos al estudio.
S = Indice de tarifa correspondiente a cada grupo tarifario
(residencial, residencial horaria, comercios y servicios,
industrial, promocional y preferencial, entre otras)®?

m = Cantidad total de tarifas, es decir la cantidad total de grupos
tarifarios para la empresa.

50 Se recomienda que sea menor o igual al 10%.
51 Se recomienda un nivel de significancia menor o igual al 10%.
52 Se refiere a los tipos de tarifa establecidos actualmente mas cualquier otro que se llegue a aprobar.



En caso de que algunos medidores no cuenten con la informacién de demanda
maxima, se recurrira a una muestra que garantice representatividad de todos los
estratos definidos.

De este modo, si existiera el caso en el que la totalidad de los generadores
distribuidos de una empresa cuenta con medidores que brindan esta informacion,
no se requiere la extraccion de una muestra para el célculo de la tarifa de esta
empresa, sino que se calcula la tarifa de acceso a partir de la informacion del 100%
de los generadores distribuidos. No todas las empresas cuentan con la totalidad de
generadores distribuidos con medidores inteligentes o con medicion de demanda
méaxima, es por ello por lo que en dichas empresas se requeriria tomar una muestra
gue sea representativa de los generadores distribuidos por grupo tarifario, para
obtener la informacion de demanda maxima en un periodo determinado.

En la seleccion de servicios y por consiguiente, en el disefio muestral respectivo, se
podran incorporar los datos de servicios con generacion distribuida bindmicos, a fin
de aprovechar los mecanismos de medicion que poseen este tipo de abonados
productores, ademas se ha observado que al aumentar la muestra con este tipo de
servicios se reducen de modo considerable las fluctuaciones en los resultados
tarifarios, logrando una mayor convergencia y estabilidad en el tiempo.

Lo anterior se realiza con el fin de evitar que una muestra reducida genere una alta
dependencia a valores especificos, de modo que un servicio podria afectar
considerablemente los resultados y genera una alta incertidumbre y variabilidad.

Sin embargo, es importante indicar que, se deben excluir los servicios de media
tension los cuales tienen Unicamente bloques bindbmicos, y por consiguiente no
poseen la condicidén de tener reconocimiento de potencia implicita. Dado que este
tipo de clientes, poseen medicion de potencia, e incluso por periodo horario, no se
considera necesario incluirlos en el marco muestral respectivo, ademas al estar en
un nivel de tension diferente se considera que sus caracteristicas técnicas y patron
de consumo, es diferente al observado en clientes monomicos.

Ademas, una vez obtenida la cantidad de muestra total y al momento de asignar
estos servicios por estrato, si existe un grupo tarifario cuya cantidad de servicios a
muestrear supera la cantidad de servicios existente en dicho grupo, se debera
obtener informacién de toda esa poblacién, y el exceso de muestra que le
corresponde segun la asignacion proporcional, debe redistribuirse entre los demas
grupos tarifarios, a fin de alcanzar el tamafo muestral requerido, y lograr cubrir la
mayor proporciéon posible de cada grupo tarifario.

En el desarrollo del disefio muestral se podra contemplar un porcentaje de no
respuesta (asociados a problemas de comunicacion u obtencion de los datos de
origen técnico), el cual debera ser igual o menor al porcentaje de error como
proporcion de la media, empleado en el calculo del tamafio de muestra. Por lo que
es posible incrementar la cantidad de servicios a muestrear en cada grupo tarifario
complementando este porcentaje de no respuesta.



2.2.6. Aplicacion conjunta con metodologia ordinaria de distribucion.

El presente método de calculo se debera aplicar en conjunto con la metodologia
ordinaria de distribucion, se procedera de la siguiente manera: para la determinacién
de los ingresos vigentes, se utilizard el precio de potencia vigente y para la
determinacion de los ingresos propuestos se utlizara el precio de
potencia propuesto en el pliego, el cual se utilizara finalmente para el célculo de la
tarifa de acceso.

2.3. Criterios de aceptabilidad de los datos a utilizar

En la determinacion de la muestra se debera hacer un andlisis de valores extremos®3
y en caso de determinar la existencia de estos, se procedera a excluirlos del
marco y disefio muestral en cuestion, asi como del analisis de tarifario y de
resultados correspondiente. Ademas, se debe hacer un analisis de valores
autorepresentados, es decir servicios que no se consideran valores extremos, y
gue por su importancia relativa dentro del consumo natural total, deben ser
incluidos en la muestra de conformidad con la teoria del muestreo de
poblaciones finitas, todo lo anterior sera realizado por la Intendencia de Energia, o
la dependencia de la ARESEP destinada para dichos fines. Por lo anterior, previo
a que las empresas realicen la campafia respectiva, deberdn solicitar a la
ARESEP la muestra requerida.

En caso de que se haya logrado recopilar la informacién solicitada en la muestra, y
de modo adicional se disponga de otras mediciones adicionales para el mismo
periodo, se podra emplear toda la informacion disponible siempre y cuando se
adecuen los factores de expansion correspondientes, e incluso, de contar con la
disponibilidad necesaria, se puede desarrollar un censo de este tipo de servicios.

Los datos que se suministren por medio de la recopilacion de informacion de la
muestra deberan validarse contra los datos remitidos de modo periddico,
relacionados con los servicios con generacion distribuida, y se debe valorar que la
informacion sea coincidente.

Se solicitara que para todos los medidores que cuenten con capacidad
de recoleccion del perfil de carga se remita el detalle respectivo, a fin de contar
con datos con la mayor granularidad posible y que estos puedan ser cotejados
contra la informaciéon agregada que disponga la ARESEP o la empresa
distribuidora.

53 Para la determinacion de valores extremos podra utilizarse el método de Tukey, el método Local
Outlier Factor, la distancia de Cook, el método Zscore, la Distribucién Generalizada de Valores
Extremos, el teorema de Chebysev o el andlisis de valores de influencia.



Los datos que no logren superar este proceso de validacion con los demas
requerimientos periddicos relacionados con los servicios con generacion
distribuida, deberan ser descartados del estudio.

La validez del estudio tendra un plazo méaximo de 3 afios, a fin de que el proceso
de recoleccion sea aprovechado en diversos estudios, propiciando la
eficiencia operacional y economia procesal. De igual manera, en caso de
observar cambios estructurales significativos durante el periodo de vigencia antes
indicado, a juicio de la IE, se podra realizar la actualizacion respectiva.

Toda la informacién que se utilice de resoluciones de informacion regular, como
por ejemplo la informacion de la resolucion RIE-089-2016, o la que la
sustituya o complemente, debera haber pasado por el proceso de revision y
validacion, que se estableciera en dicha resolucion para garantizar la
confiabilidad y calidad de los datos.

De ser posible, los datos deberan recopilarse por periodos mensuales de facturacion
(es decir, debe coincidir con los ciclos de facturacién), para un mes de
cada cuatrimestre de los 12 meses previos, 0, en su lugar, un dato medido en
cada semestre. En caso contrario se utilizara como minimo un mes, para
ello, se seleccionard el mes cuyo consumo natural agregado, sea el mas
cercano al consumo natural promedio mensual de los 12 meses previos.

Si posterior al proceso de validacion se observa que la cantidad de servicios
resultante a incluir en el célculo tarifario no cumple con la cantidad indicada en
el disefilo muestral contemplando el porcentaje de no respuesta (asociados
a problemas de comunicacion u obtencion de los datos de origen técnico),
se rechazara la solicitud tarifaria por no cumplir con los requerimientos
establecidos, sin embargo la empresa podra utilizar en un nuevo estudio los
datos recabados, ajustando la cantidad de observaciones con diversas
mediciones por cuatrimestre

0 semestre segun la condiciones operativas y técnicas, tal y como se menciond en
el parrafo anterior.

Cuando se disponga de informacion de mas de un mes para algun servicio, a fin de
no ponderarse de un modo mayor a lo planteado en el disefio muestral, se debera
emplear un promedio entre los valores de los distintos meses para este servicio, al
momento de incluirse en el calculo tarifario de la tarifa de acceso.



2.4. Requerimientos de informacién

La Intendencia de Energia o el area interna de ARESEP que le corresponda fijar las
tarifas con base en esta metodologia, debera elaborar los formularios de
presentacion de informacién correspondiente por parte de los prestadores y
abonados productores, estableciendo la forma y la periodicidad con la que se
remitiran.

En este sentido, la informacion a recopilar en campo, relacionada con las
mediciones de energia y potencia necesarias para la aplicacién del instrumento,
estaran en funcion de los datos necesarios para la adecuada aplicacion tarifaria del
presente método de célculo y por consiguiente las empresas deberan ajustarse a
los formatos que se establezcan.

Ademas, se empleard la informacion periddica remitida por medio de resoluciones
de requerimientos de informacién, como por ejemplo la resolucién RIE-089-2016, o
la resolucion que la sustituya o complemente.

2.5. Descripcion del pliego tarifario para la tarifa de acceso

Con el fin de ordenar todo el proceso y condiciones de facturacion, se utilizara la
siguiente descripcion del pliego tarifario, asi como se limitara el paso de tarifa
binbmica a mondmica para los consumidores con autoconsumo O generacion
distribuida, mediante el uso del consumo natural como determinante del bloque
tarifario que corresponda, tal y como se indica a continuacion:

Tarifa T-A: Acceso.

A. Aplicacion:

Tarifa maxima aplicable sobre el consumo natural del abonado productor de energia
eléctrica con tarifa mondmica y que posea generacion distribuida para
autoconsumo. Entendiendo el consumo natural como el consumo total del usuario,
sin tomar en cuenta el origen de la energia, ya sea proveniente de la red o de la
energia consumida de su sistema de generacion distribuida para autoconsumo, por
tanto, sera la energia total retirada (indicada en el medidor bidireccional) mas la
energia generada (indicada en el medidor de generacidbn) menos la energia
inyectada (indicada en el medidor bidireccional).



B. Caracteristicas de servicio:

Conforme a lo especificado en la norma técnica regulatoria AR-NT-SUCOM
“Supervision de la comercializacién del suministro eléctrico en baja y media tension”
o la que le sustituye o complemente.

C. Disposiciones Generales

Facturacion de energia y potencia a abonados productores de energia eléctrica.

Para los abonados productores de energia eléctrica con generacion distribuida para
autoconsumo, en los que aplica el cargo por demanda, la potencia y la energia
vendida por la empresa se facturara conforme al bloque que corresponda segun el
consumo natural en el periodo de medicibn o bloque horario, entendiendo el
consumo natural como el consumo total de un usuario, sin tomar en cuenta el origen
de la energia, ya sea proveniente de la red o de la energia consumida de su sistema
de generacion distribuida para autoconsumo, por tanto sera la energia total retirada
(indicada en el medidor bidireccional) mas la energia generada (indicada en el
medidor de generacion) menos la energia inyectada (indicada en el medidor
bidireccional) (Articulo 134 de la norma AR-NT-SUCOM).

De este modo el bloque tarifario dependera del consumo natural o del periodo
horario segun corresponda.

La potencia por facturar sera determinada segun las condiciones establecidas en el
pliego tarifario para el servicio correspondiente.

Por su parte la energia a facturar o comprada sera la energia vendida por la
empresa distribuidora, es decir serd la energia que la empresa vende valorada
segun las tarifas del sistema de distribucion establecidas en los pliegos tarifarios
vigentes al momento de la facturacion de cada empresa distribuidora de
conformidad con la categoria de consumidor (por ejemplo: residencial, comercios y
servicios, industrial, preferencial con caracter social, media tensién, entre otras), que
ya incluyen dentro de sus costos totales de distribucién los correspondientes al
acceso a la respectiva red.

Para los servicios con recursos distribuidos que se establezcan con tarifa bindbmica,
la demanda maxima se multiplicara por el precio de la potencia del bloque tarifario
binémico, y la energia a facturar se multiplicara por el precio de la energia del bloque
tarifario bindbmico, segun se establezca en el pliego tarifario respectivo, de igual
manera debido a que los clientes con recursos distribuidos poseen un cambio
significativo de las condiciones técnicas del perfil de consumo, se podran modificar
los limites minimos de energia y potencia establecidos en el pliego tarifario
por mutuo acuerdo entre el usuario y la empresa distribuidora y con la respectiva
justificacién técnica y la respectiva aprobacion por parte de la Autoridad
Reguladora.



Para efectos del pago minimo que se cobrard a los usuarios con categoria
de productor consumidor, las empresas distribuidoras cobraran el minimo de
consumo de energia de 30 o 40 kWh (o el cobro fijo que se establezca), que tenga
establecido el correspondiente pliego tarifario, segun el grupo asignado y el precio
establecido para dicho grupo.

La tarifa de acceso (T-A), serd aplicable Unicamente a clientes con tarifa
monomica, y se cobrara en funcion del consumo natural de energia (kWh)
del generador distribuido, multiplicando por tanto la tarifa de acceso (T-A) por el
consumo natural.

Los servicios con generacion distribuida que estén en una tarifa monomica y deseen
pasarse de modo voluntario a una tarifa binébmica pese a que su consumo natural
sea menor al limite establecido para tales efectos, podran solicitar a la empresa
distribuidora el cambio respectivo, de mutuo acuerdo y con la respectiva aprobacién
por parte de la Autoridad Reguladora, se podra realizar la modificacion solicitada, a
fin de que dichos servicios puedan pagar en funciébn de su energia y potencia
correspondiente.

La respectiva aprobacion por parte de la Aresep, se debera realizar por medio de la
misma resolucion que fija la tarifa de acceso, de este modo se faculta a la
Intendencia de Energia, o la dependencia encargada de fijar las tarifas, para que
modifique el pliego tarifario, a fin de que establezca con claridad los nuevos limites
de energia, potencia y traslado entre bloques que se utilizaran en la facturacion
bindbmica de los clientes con generacién distribuida que de modo voluntario y por
mutuo acuerdo desean la flexibilizacion de dichas condiciones.

En funcion de lo anterior, la empresa distribuidora debera incluir en el estudio
tarifario, la propuesta de modificacion de limites para las tarifas correspondientes,
con la respectiva justificacion y detalles técnicos, ademés debera aportar el
consentimiento firmado por los clientes que posean servicios con generacion
distribuida y que desean el cambio voluntario, donde se evidencie su anuencia y
gue estan de acuerdo con las nuevas condiciones.

Estas nuevas condiciones aplicardn para los clientes que remitieron su
consentimiento en el estudio tarifario, sin embargo, en el caso de los clientes con
servicios distribuidos que firmen nuevos contratos (posteriores al estudio tarifario),
podran acogerse voluntariamente a los limites flexibilizados que se aprobaron en la
fijacion tarifaria vigente al momento de suscribir el nuevo contrato, para lo cual sélo
deberan firmar el consentimiento correspondiente, y posteriormente remitirlo a la
Aresep para su conocimiento.



2.6. Aplicacion del método de calculo

La aplicacion metodolégica se realizara de oficio o a solicitud de parte, de
conformidad con el articulo 30 de la Ley N° 7593, para lo cual, de modo previo a la
solicitud tarifaria, con al menos 3 meses de antelacion a la presentacion del estudio,
la empresa distribuidora debera solicitar a la Intendencia de Energia la muestra de
servicios para el desarrollo de la recoleccion de informacion. En caso de que se
cuente con informacion muestral recopilada, para la cual alin se encuentra vigente
los 3 afios de validez, no sera necesario realizar esta solicitud de previo a la
presentacion del estudio. De igual manera, si la empresa desea de modo voluntario
solicitar una nueva muestra, aunque no hayan transcurrido los 3 afios de validez
antes indicado, podra realizarlo respetando el periodo de 3 meses antes sefialados.

En el desarrollo de la aplicacion metodoldgica se determinard una tarifa de acceso
maxima, con lo cual se otorga la posibilidad a la empresa distribuidora de cobrar
una tarifa menor, de conformidad con el principio de eficiencia, promocion de la
actividad productiva, rentabilidad razonable y servicio al costo indicado en la Ley N°
7593, esta tarifa debera ser de conocimiento de los usuarios, y debera ser reportada
a la ARESEP por medio de las solicitudes de informacion periddica.

Lo anterior, es consistente con lo definido en la Politica Regulatoria de la ARESEP,
dictaminada en la resolucion RE-0206-JD-2021 del 5 de octubre de 2021 y
publicada en La Gaceta 209 del 15 de octubre de 2021, especificamente en el
objetivo especifico 3, el cual indica:

“Desarrollar una regulacién que provea las sefales necesarias para
llevar la prestacion de los servicios publicos hacia la senda de la
eficiencia, la eficacia, tanto de manera individual, por sector o industria,
considerando el principio de servicio al costo eficiente, la aplicacion de
enfoques regulatorios comparados y ejercicio de un modelo regulatorio
oportuno, apoyado en las mejores practicas y en la articulacion de los
instrumentos de politica”.

2.6.1. Aplicacion en general

El presente método de calculo sera de aplicacion ordinaria de oficio o a solicitud de
parte, de conformidad con el articulo 30 de la Ley N.° 7593; para cada empresa se
obtendra una tarifa independiente, por lo cual, en el calculo tarifario se utilizaran
Gnicamente los datos de la empresa respectiva. La aplicacion de este método de
calculo se debera realizar de modo conjunto con las fijaciones ordinarias
respectivas.



El presente método de calculo genera una tarifa que se cobrara a los servicios con
generacion distribuida, que cuenten con tarifa mondémica, razén por la cual, si se
desarrolla alguna modificacién en la estructura tarifaria eléctrica de la empresa
distribuidora, por medio de la cual ya no existan servicios en esta condicion, esta
tarifa dejard de aplicarse y calcularse, de modo que, los servicios con
generacion distribuida proceden a pagar la tarifa que corresponda por la energia y
potencia.

2.6.2. Aplicacion por primera vez

Para la primera aplicacion, la Intendencia de Energia tendra un plazo de 10 dias
naturales para la elaboracién y socializacion de los formularios de informacién
requerida y las empresas distribuidoras contaran con 15 dias habiles para la
remision de la informacion solicitada por la Intendencia de Energia; de tal forma
que se plantea un plazo maximo conjunto de aproximadamente 30 dias naturales
a partir de la aprobacion y publicacion de la presente metodologia en el diario
oficial La Gaceta, para que las empresas distribuidoras envien la informacion
solicitada por la Intendencia de Energia, con el fin de aplicar el método de calculo
de la tarifa de acceso a las redes de distribuciéon por parte del generador
distribuido.

La Intendencia de Energia debera activar de oficio el procedimiento de fijacidon
tarifaria ordinario previsto en la Ley N°. 7593 y realizar la solicitud de convocatoria
a audiencia publica a la Direccion General de Atencién al Usuario a mas tardar
sesenta dias naturales a partir de la fecha de publicaciéon y entrada en vigor de
esta metodologia tarifaria.

De modo excepcional, en esta primera aplicacion para cada empresa distribuidora,
se realizara unicamente el célculo de la tarifa de acceso, y enviara a audiencia
publica los resultados obtenidos. Las préximas aplicaciones de la tarifa de acceso
se deberan realizar de modo conjunto con las peticiones tarifarias ordinarias.

Para los efectos que se requiera, se utilizara la informacion de los pliegos tarifarios
vigentes para el periodo tarifario que corresponde.



2.7. Otras disposiciones

En caso de que alguna resolucion, departamento, parametro o requerimiento de
informacion haya cambiado su fuente oficial o haya sido complementada o
actualizada por otra, se deberd emplear la version mas reciente.

De igual manera, en caso de que se determine que no existen servicios con
generacion distribuida a los cuales se les aplique una facturacibn monomicas, se
suspendera las aplicaciones relacionadas con este método de calculo, hasta tanto
existan clientes en dicha condicion.

2.8. Relacion con otras herramientas regulatorias

Es requerido que se tramite el ajuste del articulo 134 de la norma AR-NT-SUCOM
vigente y se incluya en definiciones el concepto de consumo natural.

A continuacion, se procede a modificar el articulo 134 de la norma AR-NT-SUCOM,
para que se lea de la siguiente manera:

“Articulo 134. Servicios con facturacion de demanda

En los servicios que por la caracteristica de la tension de acceso o por el uso de la
energia se facture tanto el cargo por energia como el de potencia, el mismo se
realizard de conformidad con la metodologia y pliegos tarifarios vigentes, y se
clasificara en el bloque de consumo que corresponda, con base en el consumo
natural, entendiendo el consumo natural como el consumo total del usuario, sin
tomar en cuenta el origen de la energia, ya sea proveniente de la red o de la energia
consumida de su sistema de generacion distribuida para autoconsumo, por tanto
sera la energia total retirada (indicada en el medidor bidireccional) mas la energia
generada (indicada en el medidor de generacion) menos la energia inyectada
(indicada en el medidor bidireccional).

Para los servicios con recursos distribuidos que se establezcan con tarifa bindmica,
la demanda maxima se multiplicara por el precio de la potencia del bloque tarifario
binémico, y la energia a facturar se multiplicara por el precio de la energia del bloque
tarifario bindmico, segun se establezca en el pliego tarifario respectivo, de igual
manera debido a que los clientes con recursos distribuidos poseen un cambio
significativo de las condiciones técnicas del perfil de consumo, se podran modificar
los limites minimos de energia y potencia establecidos en el pliego tarifario por
mutuo acuerdo entre el usuario y la empresa distribuidora y con la respectiva
justificacion técnica y la respectiva aprobacién por parte de la Autoridad
Reguladora.



Los servicios con recursos distribuidos que estén en una tarifa mondmica y
deseen pasarse de modo voluntario a una tarifa bindbmica pese a que su consumo
natural sea menor al limite establecido para tales efectos, podran solicitar a la
empresa distribuidora el cambio respectivo, de mutuo acuerdo y con la respectiva
aprobacion por parte de la Autoridad Reguladora se podra realizar la modificacion
solicitada, a fin de que dichos servicios puedan pagar en funcion de su
energia y potencia correspondiente.”

3. Derogatoria

Se deroga la resolucion RID-030-2016, publicada en el diario oficial La Gaceta N°
69 del 18 de febrero de 2016, mediante la cual la Junta Directiva de la ARESEP
aprob6 la “Metodologia de fijacion para la tarifa de acceso a las redes de
distribucion por parte del productor-consumidor”.

4. Transitorios

4.1. Suministro de informacion para la primera aplicacion

Para la adecuada transicion, se solicitard a las empresas distribuidoras
gue conforme a las condiciones técnicas y operativas existentes, realicen las
gestiones para el suministro de la informacion necesaria para el célculo y
aplicacion de la tarifa de acceso con el nuevo método de célculo, en los
plazos que establezca la Intendencia de Energia, para su andlisis y
utilizacion en el estudio tarifario correspondiente, de conformidad con lo
indicado en la seccion “Aplicacion por primera vez”.

4.2. Vigencia de las tarifas de acceso fijadas con la RJID-030-2016

Para cada empresa distribuidora, hasta tanto no se realice la aplicacién
correspondiente con el nuevo modelo de calculo, se mantendra vigente la
dltima tarifa fijada por la Intendencia de Energia a través de la aplicaciéon de la
metodologia RJD-030-2016, al momento de la publicacion de este instrumento, y
no podra ser actualizado de ninguna otra manera.

Segun establece dicha metodologia, el cobro esta desarrollado en funcién de la
energia retirada de la red de distribucién luego de haber sido depositada en la red.
Es decir, los kWh que el usuario retire de la red sin haberlos depositado no les
aplica esta tarifa.

Para los generadores distribuidos que operen bajo la modalidad de operacién con
entrega de excedentes, el cobro debera realizarse en funciéon de la energia
inyectada como excedente y que sera sujeto de la compensacion econémica.



5. Listado de férmulas y variables

5.1. Listado de férmulas

Férmula
No.

Descripcion

Detalle de la formula

2.1

Tarifa de acceso para el
periodo “t+1”, que se
cobrard por cada kWh de
consumo natural (colones /
kWh).

A —ARCs — APl
1T CNPyq * Neyq

2.2

Consumo natural del
generador distribuido i en
kWh en el periodo t.

CNi,t = EGi,t - Eli,t + ETRi,t

2.3

Consumo natural mensual
promedio para los servicios
con generacion distribuida
estimados para el periodo
“t”. Promedio de cuantos
kWh de consumo natural
por mes consumié un
servicio de generacion
distribuida en el periodo “t”.

Yi-1 CNM,

CNP, =
C Xt NMy,

2.4

Aporte por requerimiento de
capacidad demandado por
los servicios con
generacion distribuida
estimados para el periodo
tarifario “t+1”.

m
ARCy1 = ) (PPyyyy * DMT,y)
s=1

2.5

Suma de las demandas
maximas de todos los
servicios con generacion
distribuida estimados del
grupo tarifario “s” en kW, en

el periodo “t+1”.

N
DMT, ., = (=22) > b,
S n

2.6

Aporte por requerimiento de
capacidad por parte de los
servicios con generacion
distribuida estimados por
pago de potencia implicita

m
AP,y = ) (PPyyys *PIT, )
s=1




Formula
No.

Descripcion

Detalle de la formula

para el periodo tarifario
“t+1”, en colones.

2.7

Potencia implicita de todos
los servicios con
generacion distribuida
estimados del grupo
tarifario “s” en kW, en el

periodo “t+1”.

ECM 1
FCy, + 30 * 24

PIT,, q =

2.8

Estimacion del total de la
energia comprada
mensualmente  por los
clientes con generacion
distribuida estimados para
el grupo tarifario “s” en kWh
en el periodo “t+1”.

Ns,t+1> " Z EC
Ng £ '

ECM; 41 = (

2.9

Factor de carga implicito
gue permite igualar el
monto a pagar por el
usuario con tarifa
mondmica, con el que
pagaria si le cobraran tarifa
binébmica.

PPs,t+1
30 24 * (PME,; — PBE,1)

FCs¢ =

2.10

Precio de la potencia
aproximado colones por kW
para el periodo “t+1”, para
los casos en los cuales sélo
se tienen bloques
mondmicos.

PMs,t
PPA,y,1 = PPl + (PMBt)

2.11

Tamanio de la muestra de
servicios con generacion
distribuida a seleccionar.

N - CV?

Covee [N . (Zgﬂ)zl

2.12

Tamafio de la muestra de
servicios con generacion
distribuida para el grupo
tarifario “s”.

CNT;




5.2. Listado de variables y subindices

Variable

Definicién

o

Nivel de significancia.

APlyq

Aporte por requerimiento de capacidad por parte de los servicios
con generacion distribuida estimados por pago de potencia
implicita para el periodo tarifario “t+1”, en colones.

ARCiyq

Aporte por requerimiento de capacidad demandado por los
servicios con generacion distribuida estimados para el periodo
tarifario “t+1”, en colones.

CNj

Es el consumo natural del generador distribuido i en kWh en el
periodo t.

CNMy ¢

Consumo natural mensual de todos los servicios con generacion
distribuida en el mes “k”. Este dato busca representar cuantos kWh
de consumo natural se reportaron para el mes “k”, agregando todos
los servicios reportados en dicho mes.

CNP,

Consumo natural mensual promedio por servicio de generacion
distribuida estimado para el periodo “t’. Este dato busca
representar en promedio cuantos kWh de consumo natural por mes
consumid un servicio de generacion distribuida en el periodo “t”.

CNPeyq

Consumo natural mensual promedio para los servicios con
generacion distribuida estimados para el periodo “t+1”. Este dato
busca representar en promedio cuantos kWh de consumo natural
por mes consumira un servicio con generacion distribuida en el
periodo “t+1”.

CNT,

Consumo natural de todos los servicios con generacion distribuida
del grupo tarifario “s” en kWh, es decir la suma de los consumos
naturales de todos los clientes con generacion distribuida del
estrato “s”, para los 12 meses previos al estudio.

Cv

Coeficiente de variacion del consumo natural de los clientes con
generacion distribuida.

DM;

Nivel de error como proporcion de la media.

Demanda méxima para el servicio con generacion distribuida “i” en
kW, gue forma parte de la muestra seleccionada del grupo tarifario

[{Pogl)

S

DMTs 144

Suma de las demandas maximas (kW) de todos los servicios con

generacion distribuida estimados del grupo tarifario “s”, en el
periodo “t+1”.

Energia comprada por el servicio de generacion distribuida “i”, que
forma parte de la muestra seleccionada del grupo tarifario “s”. La




Variable

Definicién

energia comprada es esa energia retirada por el servicio de
generacion distribuida y que paga las tarifas indicadas en el pliego
respectivo para el grupo tarifario “s”.

ECMj 41

Estimacion del total de la energia comprada mensualmente por los
clientes con generacion distribuida estimados para el grupo tarifario
“s” en kWh en el periodo “t+1”.

EGjt

Es la cantidad de energia generada en kWh por el generador
distribuido i en el periodo t, indicada en el medidor de generacion.

El;¢

Es la cantidad de energia inyectada o depositada en la red en kWh
por el generador distribuido i en el periodo t, indicada en el medidor
bidireccional.

ETR;,

Es la cantidad total de energia retirada de la red por el generador
distribuido i en kWh en el periodo t, indicada en el medidor
bidireccional.

FCg

Factor de carga implicito que permite igualar el monto a pagar por
el usuario con tarifa mondémica, con el que pagaria si le cobraran
tarifa binbmica, es decir, es el factor de carga que deberia tener un
cliente para pagar el mismo monto con la tarifa monémica y con la
binébmica.

Ns,t+1

Cantidad media de servicios con generacion distribuida esperada
por mes, para el grupo tarifario “s” en el periodo “t+1”. Es decir, la
cantidad promedio mensual de clientes con generacion distribuida
esperados para el grupo tarifario “s” en el periodo “t+1”.

Nt+1

Cantidad media de servicios con generacion distribuida esperada
por mes, en el periodo “t+17.

NMg ¢

Cantidad total de servicios con generacién distribuida, reportados
en el mes “k”.

pBES,t+1

Precio de la energia del bloque tarifario binbmico en colones por
kWh para el grupo tarifario “s” en el periodo “t+1”. Para las tarifas
gue poseen un bloque mondmico y otro binbmico, se tomaré el
valor de la tarifa de energia en colones por kWh del bloque
bindmico. Para los casos en los cuales sélo se tienen bloques
monomicos, se hard una aproximacion de un modo analogo a
como se indica en la seccién, 2.2.4. Precio de la potencia para
tarifas con bloques exclusivamente monodmicos.

PIT, .

Potencia implicita de todos los servicios con generacion distribuida
estimados del grupo tarifario “s” en kW, en el periodo “t+1”.

PM; ¢

Precio medio de los ultimos 12 meses en colones por kWh, para el
grupo tarifario que no cuenta con tarifa de potencia, este precio
medio se obtiene de dividir los ingresos totales del grupo tarifario




Variable

Definicién

“s”, entre la cantidad de energia vendida de este grupo tarifario (ver
formula 11 de la metodologia ordinaria de distribucion).

PMB,

Precio medio de la energia en los ultimos 12 meses en colones por
kWh, para la tarifa industrial y comercios y servicios, este precio
medio se obtiene de dividir los ingresos totales de tarifa industrial y
comercios y servicios, entre la cantidad de energia vendida en
estos grupos tarifarios (ver formula 11 de la metodologia ordinaria
de distribucion).

PMEq i1

Precio de la energia del bloque tarifario monémico en colones por
kWh para el grupo tarifario “s” en el periodo “t+1”. Para las tarifas
gue poseen un blogue monémico y otro binbmico, se tomara el
valor de la tarifa de energia en kwWh del bloque monémico. Para los
casos en los cuales solo se tienen bloques mondmicos, se hara
una aproximacion de un modo analogo a como se indica en la
seccion 2.2.4. Precio de la potencia para tarifas con bloques
exclusivamente monémicos.

PP@J+1

Precio de la potencia del bloque tarifario binbmico en colones por
kW para el grupo tarifario “s” en el periodo “t+1”. Para las tarifas
gue poseen un blogue mondémico y otro binébmico, se tomara el
valor de la tarifa de potencia en kW del bloque binémico. Para los
casos en los cuales solo se tienen bloques mondémicos, se hara
una aproximacion tal y como se indica en la seccion 2.2.4. Precio
de la potencia para tarifas con bloques exclusivamente
mondmicos.

PPA, ¢4y

Precio de la potencia aproximado colones por kW para el periodo
“t+1”, para los casos en los cuales soOlo se tienen bloques
mondmicos.

PPl¢iq

Precio de la potencia del bloque tarifario binémico en colones por
kW, para el periodo “t+1”, para la tarifa industrial y comercios y
servicios

TAt+1

Tarifa de acceso para el periodo “t+1”, que se cobrara por cada
kWh de consumo natural (colones/kWh).

Zo)2

Estadistico de la distribucion normal para el nivel de confianza
determinado.

Representa el ultimo mes del periodo para el cual se realiza el
célculo.

indice que representa a cada generador distribuido.

Representa cada mes del periodo para el cual se realiza el calculo,
desde el mes 1 al mes “f.




Variable Definicién

Cantidad total de tarifas, es decir la cantidad total de grupos

m tarifarios para la empresa.
n Tamafo de la muestra de servicios con generacion distribuida a
seleccionar.
n Tamafio de la muestra de servicios con generacion distribuida para
S el grupo tarifario “s”.
N Cantidad de servicios con generacion distribuida existentes al

momento de realizar el estudio.

S indice de tarifa correspondiente a cada grupo tarifario (residencial,
residencial horaria, comercios y servicios, industrial, promocional y
preferencial, entre otras).

t Periodo base de analisis considerado en el estudio de fijacion
tarifaria.
t+1 Periodo en el que estara vigente el ajuste tarifario.

CAPITULO 3: METODO DE CALCULO DE LA TARIFA PARA LA COMPRA-
VENTA DE EXCEDENTES Y RECONOCIMIENTO ECONOMICO ENTRE
EMPRESAS DISTRIBUIDORAS, ASIi COMO POR PARTE DE LOS
GENERADORES DISTRIBUIDOS A LA EMPRESA DISTRIBUIDORA

1. Objetivos y alcance

1.1. Objetivos

Los principales objetivos son:

a)

b)

Establecer el método de calculo de la tarifa maxima de compra-venta de
energia excedente y reconocimiento econémico producto de la generacion
distribuida para autoconsumo que determine el precio maximo de compra-
venta de energia por periodo horario y estacional entre empresas
distribuidoras, asi como por parte de las empresas distribuidoras a los
generadores distribuidos.

Enviar sefiales de precios adecuadas y oportunas, que propicien la
adecuada integracion de los generadores distribuidos al SEN, de modo que
las tarifas finales de compra-venta de energia excedente producto de la
generacion distribuida para autoconsumo reflejen las condiciones
econdémicas, y técnicas que se requieren para el aprovechamiento de la
generacion a partir de fuentes de energia renovable.




c) Propiciar una valoracion adecuada de la energia excedente que permita a
las empresas realizar la optimizacion de compra-venta de energia de
acuerdo con las alternativas existentes en el mercado eléctrico nacional
para satisfacer su demanda.

1.2. Alcance

a) El método de calculo definird una tarifa maxima de compra-venta de
excedentes y reconocimiento econdmico producto de la generacion
distribuida para autoconsumo por periodo horario y estacional entre
empresas distribuidoras, asi como entre las empresas distribuidoras y el
generador distribuido que define la Ley N° 10086.

b) El método de célculo de compra-venta de excedentes y reconocimiento
econdémico producto de la generacion distribuida para autoconsumo sera
parte de las fijaciones tarifarias que se realizan a todas las empresas
distribuidoras y debera consignarse en un pliego tarifario complementario.

c) Constituye un procedimiento asociado a las fijaciones tarifarias ordinarias y
extraordinarias del sistema de generacion y sistema de distribucién de
conformidad con el articulo 30 de la Ley N° 7593.

2. Modelo de calculo

2.1. Homologacion requerida para obtener el costo de oportunidad

Tal y como se indicO en la justificacion, las empresas eléctricas disponen de
estructuras tarifarias distintas que responden, entre otros aspectos, a la definicién
de periodos horarios o estacionales, moneda y tipo de bloque (en algunos casos),
estas diferencias dificultan la estricta comparacién de los precios asignados a cada
kwh. Por ejemplo, en algunas empresas se cuenta con tres periodos horarios:
punta, valle y nocturno; mientras que en otras se define dos periodos horarios: punta
y no punta; adicionalmente las horas que abarcan cada periodo pueden variar por
empresa.

Por lo anterior, la Intendencia de Energia debera aplicar el procedimiento de
homologacién entre periodos horarios o estacionales, moneda y tipo de bloque para
las empresas eléctricas, a fin de lograr una adecuada comparabilidad entre
estructuras tarifarias de generacion.

Es importante indicar que este proceso de homologacion se debera realizar
Gnicamente en caso de que existan estructuras tarifarias heterogéneas, pues si son
iguales no seria necesario su realizacidbn. Es decir, este proceso es un
requisito previo para el célculo del costo de oportunidad, y se detalla en este
apartado como un insumo para su utilizacion en la seccién de procedimiento de
calculo, segun corresponda.



Este proceso de homologacion a realizar sera el siguiente:

1. En primera instancia, es necesario determinar si existen periodos horarios
que estén contemplados en un periodo méas amplio de otra estructura
tarifaria, en dado caso se deben unificar estos periodos y se utilizara el
periodo horario mas amplio, siendo necesario la utilizaciéon de un promedio
ponderado por la cantidad de energia y potencia estimada en cada periodo.

2. En caso de que la estructura tarifaria presente estacionalidad, es decir, si los
precios presentan un patron trimestral, semestral o por temporadas altas o
bajas se debe realizar un tratamiento similar al descrito en el parrafo anterior,
de modo que se mantenga el periodo estacional mas amplio.

3. En caso de que existan tarifas en diferentes monedas se debera realizar una
homologacién que permita expresar los precios en colones, para lo cual se
utilizard el tipo de cambio estimado para el periodo respectivo. El cual se
obtendra a partir del dato utilizado para el tipo de cambio en el estudio
tarifario que corresponda, o bien, en caso de que no se tenga referencia en
dicho estudio se utilizara un promedio del tipo de cambio de venta publicado
por el Banco Central de Costa Rica del mes calendario anterior a la apertura
del expediente tarifario.

En la actualidad, para algunos proveedores de energia y potencia el precio de
generacion se calcula de forma mondmica, es decir se cobra un monto en funcién
de la energia, mientras que para otros proveedores existe un monto diferenciado
para cada componente, por tanto, para asegurar la comparabilidad entre los montos,
es necesario homologar ambas formas, pasando de la estructura binbmica a una
monomica. Para ello, se debe emplear el estudio tarifario de la empresa con tarifas
de generacion bindmicas y calcular el precio conjunto de energia y potencia (precio
de generacién monémico) para cada periodo horario o estacional con la férmula que
se muestra a continuacion.

(PGEe,h,p * CEe,h,p) + (PGPe,h,p * CPe,h,p)
CEepp

PGM,),, = (Férmula 3.0)

Precio de generacion mondémico para la empresa “e”, para el
periodo horario “h” y el periodo estacional “p”. (colones/kwh)

PGM¢

Precio de generacion de la energia para la empresa “e”, para el

PGEenp periodo horario “h” y el periodo estacional “p”. (colones/kwh)



Precio de generacion de la potencia para la empresa “e”, para el

PGP, = : . . .

ehp periodo horario “h” y el periodo estacional “p”. (colones/kW)

CE _ Cantidad de energia para la empresa “e”, para el periodo horario
ehp = k" y el periodo estacional “p”. (kWh)

Ccp _ Cantidad de potencia para la empresa “e”, para el periodo horario
ehp “h” y el periodo estacional “p”. (kW)

e = Subindice que representa cada empresa distribuidora que
compra los excedentes. Es decir, cada una de las empresas
distribuidoras a la cual se le fija la tarifa de excedentes.

h = Subindice que representa cada uno de los periodos horarios
existentes en la estructura tarifaria homologada (punta, valle,
noche, fuera de punta, entre otras).>

p = Subindice que representa cada uno de los periodos estacionales

existentes en la estructura tarifaria homologada (meses o
trimestres de aplicacion, temporada alta o baja).>®

Como se desprende de lo anteriormente expuesto, se debe realizar una
homologacién por 1) periodo horario, 2) periodo estacional, 3) moneda y 4) tipo
bloque (monémico o bindmico), es decir existen 4 criterios de homologacion, lo cual
puede afectar la comparabilidad.

Las estructuras tarifarias muy heterogéneas que requieran homologacion por todos
los criterios antes mencionados imposibilitan generar una estructura tarifaria
adecuada que permita realizar una comparacion de precios.

Por ello, al momento de realizar el proceso de homologacion, la Intendencia de
Energia o area interna de Aresep que le corresponda aplicar la metodologia
mantendra Unicamente las opciones que requieran aplicar como maximo 2 criterios
de homologacion para el calculo del costo de oportunidad, por lo que si se requieren

54 Se refiere a los periodos horarios que actualmente existen en la estructura tarifaria homologada,
mas cualquier otro bloque que se llegue a aprobar. Al momento de la emision de la metodologia sélo
existian cuatro tipos de periodos horarios 1) punta, 2) valle, 3) noche y 4) fuera de punta, es
importante mencionar que no todas las empresas tienen los mismos tipos de periodos horarios, por
ejemplo, el periodo fuera de punta sélo se aplica en la estructura tarifaria de la planta Sigifredo Solis.
5 Se refiere a los periodos estacionales que actualmente existen en la estructura tarifaria
homologada, mas cualquier otro bloque que se llegue a aprobar. Al momento de la emision de la
metodologia existen aplicaciones trimestrales, anuales, y de periodos estacionales denominados
temporada alta y baja.



3 0 mas homologaciones, no se considerarian las opciones para este calculo, a fin
de mantener las alternativas mas semejantes que permitan una adecuada
comparabilidad de los precios, tomando como punto de comparacion para identificar
la cantidad de homologaciones que se requieren realizar, la estructura tarifaria de
la principal opcién de compra a nivel nacional.>®

Es decir, para poder realizar las homologaciones respectivas de las diferentes
empresas, se utlizard la estructura tarifaria del Instituto Costarricense de
Electricidad (ICE) como punto de comparacion para identificar la cantidad de
homologaciones que se requieren realizar, ya que es el principal actor del sistema
de generacion de energia eléctrica; en caso de que esto cambie, se debera utilizar
como punto de comparacion para la homologacion a la empresa que genere mayor
energia eléctrica a nivel nacional.

La homologacién de criterios se debera realizar de la empresa que cuente con los
criterios mas desagregados hacia la empresa con los criterios mas generales.

2.2. Procedimientos de calculo

Tal y como se expuso en la justificacion, los compradores de estos excedentes
tendrian un incentivo para adquirirlos si constituyen una opcidén cuyo precio sea
menor o igual a la mejor opcién que estarian dejando de adquirir por comprar dichos
excedentes, es decir el incentivo se daria si el precio es menor o igual al costo de
oportunidad, es por ello que se define una tarifa maxima que permita dar esta
flexibilidad, de modo que si existe algun generador distribuido con una eficiencia
mayor y que por consiguiente pueda ofrecer un precio menor, lo pueda realizar sin
ningun inconveniente. Es decir, la tarifa maxima se determinara en funcién del costo
de oportunidad correspondiente.

Aunado a lo anterior, se espera que las empresas distribuidoras realicen una
optimizacién de los procesos de compra-venta de energia. Al respecto, la Ley N°
10086 en su articulo 12, plantea que las compras de excedentes deberan responder
a criterios de oportunidad, necesidad, eficiencia y conveniencia que, en forma
motivada y razonada técnica y econOmicamente, definan las empresas
distribuidoras de energia eléctrica.

Asimismo, tal y como se menciond en la seccion “Importancia de la Modalidad Neta
Completa en el servicio distribucion” la CGR ha sido clara en indicar que la
generacion distribuida puede generar beneficios importantes que no se deben
desaprovechar y como mencioné Gischeler y Janson (2011), para lograr maximizar

56 Es decir, la estructura base, sera la estructura tarifaria de la empresa a la que se compra la mayor
cantidad de energia a nivel nacional en el periodo.



el bienestar social, es necesario que los sistemas de energia se desarrollen sobre
la base de la generacién al menor costo, y por ello si los generadores distribuidos
pueden entregar su energia excedente a mejores precios que las demas alternativas
disponibles en el mercado eléctrico nacional, las empresas distribuidoras deberan
aprovecharlas en beneficio de sus usuarios.

Por ello, en términos de aplicacion, se deben homogenizar todos los costos de
energia y potencia que pueda comprar la empresa distribuidora, en cada periodo
horario, periodo estacional (meses o0 dias segun la estructura vigente) y en cada
uno de los tipos de bloques (mondémicos o bindbmicos) para lo cual se deberé realizar
un proceso de homologacion tal y como se explica en la seccién “2.1. Homologacién
requerida para obtener el costo de oportunidad”.

Una vez que se cuenta con los costos homogenizados para cada opcion posible de
compra asociada a un kWh equivalente se determinara la que ofrece el menor
precio; este precio menor obtenido seria el costo de oportunidad, pues esta seria la
opcién que, bajo un esquema de agentes racionales, el comprador procederia a
adquirir si no tuviera la opcion de comprar los excedentes.

En conclusion, el proceso de céalculo consiste en homogenizar todas las demas
opciones de compra que tenga una empresa distribuidora, sacar el precio minimo
de todas ellas, segun la estructura tarifaria homogenizada resultante, y este seria el
costo de oportunidad, que se definiria como tarifa maxima para la venta de
excedentes.

2.3. Formulacion matemaética para el desarrollo del calculo

En funcion de lo expuesto por Monge (2021, pag. 161), se realiza una aproximacion
matematica del planteamiento expuesto en la seccion precedente, por medio de la
utilizacion de funciones de Leontief.

De este modo se determina el precio de venta de excedentes por medio de la
siguiente formula:

PVEepnp = min{ PO1.p,,,PO2pnp, PO3cpnp - PONepyp | (Férmula 3.1)



Donde:

PVE.,np = Preciode venta de excedentes en el periodo “t+1”, para la compra
de la empresa “e”, en el tipo de bloque “b”, para el periodo horario
“h” y el periodo estacional “p”.

POlepnp = Precio homologado de la opcion 1 en el periodo “t+17, para la
compra de la empresa “e”, en el tipo de bloque “b”, para el periodo
horario “h” y el periodo estacional “p”.

PO2.pnp = Precio homologado de la opcion 2 en el periodo “t+17, para la
compra de la empresa “e”, en el tipo de bloque “b”, para el periodo
horario “h” y el periodo estacional “p”.

PO3.,np = Precio homologado de la opcion 3 en el periodo “t+17, para la
compra de la empresa “e”, en el tipo de bloque “b”, para el periodo
horario “h” y el periodo estacional “p”.

POngpnp = Precio homologado de la n-ésima opcién en el periodo “t+1”, para
la compra de la empresa “e”, en el tipo de bloque “b”, para el
periodo horario “h” y el periodo estacional “p”.

e = Subindice que representa cada empresa distribuidora que compra
los excedentes. Es decir, cada una de las empresas distribuidoras
a la cual se le fija la tarifa de excedentes.

b = Subindice correspondiente a cada tipo de bloques tarifarios
existentes en la estructura tarifaria homologada (tipo de bloque
mondmico, tipo de bloque bindmico, entre otras).®’

h = Subindice que representa cada uno de los periodos horarios

existentes en la estructura tarifaria homologada (punta, valle,
noche, fuera de punta, entre otras).>®

57 Se refiere a los tipos de bloques tarifarios que actualmente existen en la estructura tarifaria
homologada, mas cualquier otro bloque que se llegue a aprobar. Al momento de la emision de la
metodologia sélo existian dos tipos de bloques tarifarios: 1) tipo de bloque mondmico en los que sélo
se cobra en funcién de la energia comprada y 2) tipo de bloque binémico en los que se cobra en
funcién de la energia y potencia adquirida por separado, es importante mencionar que no todas las
empresas tienen los mismos tipos de bloques en la actualidad, por ejemplo, varias empresas
actualmente no tienen bloques binémicos.

58 Se refiere a los periodos horarios que actualmente existen en la estructura tarifaria homologada,
mas cualquier otro bloque que se llegue a aprobar. Al momento de la emision de la metodologia sélo
existian cuatro tipos de periodos horarios 1) punta, 2) valle, 3) noche y 4) fuera de punta, es
importante mencionar que no todas las empresas tienen los mismos tipos de periodos horarios, por
ejemplo, el periodo fuera de punta sélo se aplica en la estructura tarifaria de la planta Sigifredo Solis.



p = Subindice que representa cada uno de los periodos estacionales
existentes en la estructura tarifaria homologada (meses o
trimestres de aplicacion, temporada alta o baja).>°

Tal y como se desprende de la férmula anterior, el proceso de calculo considera la
homologacién de estructuras tarifarias en caso de que sea requerido para obtener
el precio minimo entre las demas alternativas de compras de energia para cada

empresa “e”, considerando el tipo de bloque “b”, el periodo horario “h” y el periodo
estacional “p”. El precio homologado se debe entender como el que se obtiene de
las estructuras de generacion comparadas, sea que haya requerido o no el proceso

de homologacion.

La determinacién del precio es una formulaciéon dinamica y versétil, con el fin de
proveer una alternativa flexible que pueda adaptarse a las diferentes estructuras
tarifarias existentes.

Ademas, al hacer referencia a los precios de las diferentes opciones de compra
existentes permite que el método de calculo interopere con las demas metodologias,
de modo que, si hay un cambio en alguna de ellas, tanto en su aplicacion como en
su disefo, se pueda aplicar sin necesidad de realizar ningln cambio en el presente
instrumento.

Con el fin de no agregar un subindice adicional, se entendera que esta tarifa se
determina para el periodo “t+1”, en el que estara vigente el ajuste tarifario. Es decir,
si se va a realizar una estimacion para el proximo periodo entonces este sera el
periodo “t+17, y por consiguiente la fijacidon que se va a realizar aplicando esta
férmula seré para dicho periodo, y por ello, cada uno de los precios homologados
contemplados en { PEl¢pnp, PE2ebhp » PE3epnp s ) PENepnp | deberan ser para el
periodo “t+17%0.

3. Aplicacion del método de célculo

En la aplicacion metodologica se determinara una tarifa maxima de compra-venta
de excedentes y por consiguiente su reconocimiento econémico maximo. Este
precio de compra-venta de energia sera por periodo horario y estacional entre

59 Se refiere a los periodos estacionales que actualmente existen en la estructura tarifaria
homologada, méas cualquier otro bloque que se llegue a aprobar. Al momento de la emisién de la
metodologia existen aplicaciones trimestrales, anuales, y de periodos estacionales denominados
temporada alta y baja.

60 En caso de que se deban realizar fijaciones para periodos siguientes, se debe aplicar la misma
férmula de modo iterativo, es decir, lo que estaba asociado al periodo t, se convertiria en el periodo
t+1 y asi sucesivamente.



empresas distribuidoras, asi como por parte de los generadores distribuidos y la
empresa distribuidora, tal como lo define la Ley N° 10086. Esta tarifa debera ser
de conocimiento de los usuarios y empresas involucradas, y por medio de
las solicitudes de informacion peridédica que se remiten a la Aresep, se deberd
informar el precio efectivo pagado por los excedentes en cada componente de la
estructura homologada.

Para la aplicacion de esta tarifa de compra-venta de excedentes se debera seguir
el procedimiento de participacion ciudadana previsto en el articulo 36 de la Ley N°
7593, cuando se trate de fijaciones ordinarias o al procedimiento de consulta
publica vigente en los casos de fijaciones extraordinarias. Esta participacion
podra ser de manera presencial, virtual o segun los medios que la
ARESEP disponga y comunique oportunamente.

3.1. Aplicacion en general y ajustes

De conformidad con el articulo 30 de la Ley N° 7593, las fijaciones tarifarias
podran ser de caracter ordinario, -que son aquellas que contemplan factores de
costo e inversion, de conformidad con lo estipulado en el inciso b) del articulo 3
de dicha Ley, las cuales podran ser realizadas de oficio- y extraordinarias, -que
son aquellas que consideran variaciones importantes en el entorno econémico, por
caso fortuito

o fuerza mayor y cuando se cumplan las condiciones de los modelos automaticos
de ajuste, estas fijaciones tarifarias extraordinarios se realizaran de oficio-.

El presente método de calculo se aplicara, de forma simultanea y en el mismo
proceso ordinario o extraordinario segun corresponda, para cualquier estudio de
generacion, aplicacion de la metodologia del costo variable de generacion (CVG) o
cualquier otra metodologia que la sustituya, de oficio o a solicitud de parte de
conformidad con el articulo 30 de la Ley N° 7593 ya citado. En el caso de los
estudios a solicitud de parte, la empresa distribuidora debera presentar el calculo
para la actualizacion de esta tarifa. Para cada empresa se obtendra una tarifa
méaxima de compra-venta de excedentes de forma independiente.

En funcién de lo anterior, cada vez que cambie alguno de los precios de generacion
asociados a las opciones de compra de la empresa distribuidora, se debe realizar
una actualizacion en la tarifa maxima de compra-venta de excedentes, dado que, el
costo de oportunidad podria variar, y con él, la tarifa maxima correspondiente.

Aplica para las empresas distribuidoras y los PDER que operen sus sistemas de
generacion distribuida para autoconsumo bajo la modalidad de operacién con
entrega de excedentes definidos en la Ley N° 10086.



3.2. Aplicacion por primera vez

Para la primera aplicacion, la Intendencia de Energia tendréa un plazo de 10 dias
naturales para la elaboracion y socializacion de los formularios de informacién
requerida y las empresas distribuidoras contaran con 15 dias habiles para la
remision de la informacion solicitada por la Intendencia de Energia; de tal forma
que se plantea un plazo maximo conjunto de aproximadamente 30 dias naturales
a partir de la aprobacion y publicacion de la presente metodologia en el diario
oficial La Gaceta, para que las empresas distribuidoras envien la informacion
solicitada por la Intendencia de Energia, con el fin de aplicar el método de calculo
para la compra-venta de excedentes y reconocimiento econémico entre empresas
distribuidoras, asi como por parte de los generadores distribuidos a la empresa
distribuidora.

La Intendencia de Energia deber& activar de oficio el procedimiento de fijacion
tarifaria ordinario previsto en la Ley N°. 7593 y realizar la solicitud de convocatoria
a audiencia publica a la Direccion General de Atencién al Usuario a mas tardar
sesenta dias naturales a partir de la fecha de publicacion y entrada en vigor de
esta metodologia tarifaria.”

En caso de que el método de célculo de acceso ya se haya aplicado por primera
vez al momento de aplicar este método de célculo de compra-venta de excedentes,
se debera realizar, de modo excepcional, la actualizacion del célculo de la tarifa de
acceso. Dicha actualizacion debera realizarse en conjunto con el método de calculo
de compra-venta de excedentes, debido a la implementacion de la facturacion neta.

Por su parte, de modo excepcional, si se requiere realizar la aplicacién conjunta de
ambas para cada empresa distribuidora, se realizaran los calculos de la tarifa para
la compra-venta de excedentes y la tarifa de acceso y se enviaran a audiencia
publica los resultados obtenidos.

Para los efectos que se requiera, se utilizara la informacion de los pliegos tarifarios
vigentes para el periodo tarifario que corresponde.

3.3. Vigencia de la tarifa de compra-venta de excedentes

La tarifa para la compra-venta de excedentes estara vigente hasta que se
establezca un nuevo calculo en la correspondiente fijacién tarifaria.



3.4. Requerimientos de informacion

La Intendencia de Energia debera emplear la informacion tarifaria aprobada para el
periodo de célculo, con lo cual se utilizara informacion interna de la ARESEP, de
igual modo, en caso de requerir informacion de alguna empresa distribuidora o
generador distribuido, la IE o el area interna de ARESEP encargada de fijar las
tarifas con base en esta metodologia elaborara los requerimientos de informacion
necesarios para aplicar el instrumento. Como se desprende de lo expuesto
anteriormente, la IE o el area interna de ARESEP encargada de fijar las tarifas con
base en esta metodologia tiene la facultad necesaria para solicitar la informacion
gue considere pertinente.

La Intendencia de Energia o area interna de Aresep que le corresponda fijar la tarifa
de compra-venta de excedentes con base en este método de célculo, debera
realizar la solicitud de informacién a cada una de las empresas eléctricas referente
a los montos efectivamente pagados a los generadores distribuidos por los
excedentes de energia vendidos. Para ello, debe desarrollar un ingresador de
informacion donde se contemple como minimo, los bloques utilizados, las fechas y
periodos horarios de compra de excedentes, la cantidad de energia y/o potencia
comprados y el monto pagado. Con esta informacion, la IE o area correspondiente
debe verificar la correcta aplicacion de la tarifa maxima en la compra-venta de
excedentes por parte de la empresa distribuidora de energia respectiva.

Ademas, con esta informacion y la que considere necesaria, la IE o area
correspondiente podra realizar el proceso de seguimiento que considere pertinente
para verificar el adecuado cumplimiento de los principios establecidos en la Ley N°
7593 y la Ley N°10086, con el fin de lograr los mayores beneficios para los usuarios
y el SEN.

3.5. Suministro de informacién para la primera aplicacion

Para la adecuada transicion de la situacion vigente a la propuesta, se solicitara a
las empresas distribuidoras que conforme a las condiciones técnicas y operativas
existentes, realicen las gestiones para el suministro de informacion necesaria y la
aplicacion de la tarifa de venta de excedentes, en los plazos que establezca la
Intendencia de Energia, para su andlisis y utilizacion en el estudio tarifario
correspondiente, de conformidad con lo indicado en la seccion “Aplicacion por
primera vez”.



4. Listado de férmulas y variables

4.1. Listado de féormulas

Férmula
No.

Descripcion

Detalle de la formula

3.0

Precio de generacién
mondmico para la
empresa “e”, para el
periodo horario “h” y el

periodo estacional “p”.
(colones/kWh)

PGM.y, , =

(PGEe,h,p * CEe,h,p) + (PGPe,h,p * CPe,h,p)

CEenp

3.1

Precio de venta de
excedentes en el periodo
“t+1”, para la compra de
la empresa “e”, en el tipo
de bloque “b”, para el

periodo horario “h” y el

PVEchhp
= min{ PO1,

bhprPO2ebhp PO3ebhp ) PONepnp |

periodo estacional “p”.

4.2. Listado de variables y subindices

Variable Definicion
PGM Precio de generacion monoémico para la empresa “e”, para el periodo
ehp horario “h” y el periodo estacional “p”. (colones/kWh)
PGE Precio de generacién de la energia para la empresa “e”, para el periodo
ehp horario “h” y el periodo estacional “p”. (colones/kWh)
PGP Precio de generacion de la potencia para la empresa “e”, para el
ehp periodo horario “h” y el periodo estacional “p”. (colones/kW)
CE Cantidad de energia para la empresa “e”, para el periodo horario “h” y el
ehp periodo estacional “p”. (kWh)
Cp Cantidad de potencia para la empresa “e”, para el periodo horario “h” y
ehp el periodo estacional “p”. (kW)
Precio de venta de excedentes en el periodo “t+1”, para la compra de la
PVE¢ b hp empresa “e”, en el tipo de bloque “b”, para el periodo horario “h” y el
periodo estacional “p”.
Precio homologado de la opcion 1 en el periodo “t+1”, para la compra
PO1¢pnp de la empresa “e”, en el tipo de bloque “b”, para el periodo horario “h” y
el periodo estacional “p”.
Precio homologado de la opcion 2 en el periodo “t+1”, para la compra
PO2¢ pnp de la empresa “e”, en el tipo de bloque “b”, para el periodo horario “h” y
el periodo estacional “p”.




Variable Definicién

Precio homologado de la opcion 3 en el periodo “t+1”, para la compra
PO3¢pn,p de la empresa “e”, en el tipo de bloque “b”, para el periodo horario “h” y
el periodo estacional “p”.

Precio homologado de la n-ésima opcion en el periodo “t+17, para la

POnephp compra de la empresa “e”, en el tipo de bloque “b”, para el periodo
horario “h” y el periodo estacional “p”.

e Subindice que representa cada empresa distribuidora que compra los
excedentes. Es decir, cada una de las empresas distribuidoras a la cual
se le fija la tarifa de excedentes.

b Subindice correspondiente a cada tipo de bloques tarifarios existentes
en la estructura tarifaria homologada (tipo de bloque mondmico, tipo de
blogue binémico, entre otras).

h Subindice que representa cada uno de los periodos horarios existentes
en la estructura tarifaria homologada (punta, valle, noche, fuera de
punta, entre otras).

p Subindice que representa cada uno de los periodos estacionales
existentes en la estructura tarifaria homologada (meses o trimestres de
aplicacion, temporada alta o baja).

CAPITULO 4: METODO DE CALCULO PARA EL RECONOCIMIENTO DE LOS
COSTOS, RENTABILIDAD, INVERSIONES Y CANON EN QUE INCURREN LAS
EMPRESAS DISTRIBUIDORAS PARA LA INTEGRACION DE RECURSOS
ENERGETICOS DISTRIBUIDOS AL SEN

1. Objetivos y alcance

1.1. Objetivos

El objetivo general de este método de calculo es establecer una tarifa (T-DER) que
les permita a las empresas eléctricas distribuidoras recuperar todos los costos e
inversiones en gue incurren para lograr una adecuada integracion de los recursos
energéticos distribuidos en su red de distribucion y que no son propios de los
procesos de interconexién y acceso, pues los costos de estos son cubiertos por
las respectivas tarifas.



El desarrollo de este método de calculo responde a la identificacion de costos
relacionados con la correcta operacion de la red de distribucién cuando se integran
los recursos energéticos distribuidos.

Adicionalmente, se plantean los siguientes objetivos especificos:

a)

b)

d)

Establecer los criterios, formulas y demas condiciones necesarias para el
calculo y aplicacién de esta tarifa.

Cumplir con el mandato del articulo 7, inciso a) de la Ley N.° 10086 en
cuanto al reconocimiento tarifario de los costos y beneficios de las
inversiones, las cuales deben asignarse proporcionalmente a las
actividades correspondientes.

Evitar o minimizar la posibilidad de que se den subsidios cruzados a favor
de los usuarios que posean o instalen recursos energéticos distribuidos y
en detrimento del resto de los abonados y participantes en el SEN, segun
el mandato de los articulos 6 (incisos by e€) y 7 (inciso a) de la Ley N.°
10086.

Permitir que se puedan recuperar los costos asociados con el canon de
regulacion de la actividad relacionada con los recursos energéticos
distribuidos, el cual sera cobrado por medio de la tarifa respectiva y
trasladado por las empresas eléctricas distribuidoras a la ARESEP, segun
los mecanismos propios del canon de regulacion del sector eléctrico.

1.2. Alcance

a)

b)

La tarifa aplicable a los recursos energéticos distribuidos (TDER)
interconectados a la red de distribucién es el monto que las diferentes
empresas eléctricas distribuidoras le cobraran mensualmente a los
propietarios de los recursos energéticos distribuidos (PDER) por cada kW
instalado.

Constituye un procedimiento asociado a las fijaciones tarifarias ordinarias y
extraordinarias del sistema de distribucion de energia eléctrica de
conformidad con el articulo 30 de la Ley N.° 7593.

La tarifa se aprobara para todas las empresas eléctricas distribuidoras,
preferentemente junto con las tarifas del sistema de distribucién, para
minimizar la posibilidad de que se dupliquen costos o inversiones.

La respectiva tarifa debe ser cubierta por todos los PDER interconectados
a la red de distribucion de cada empresa eléctrica distribuidora, en
proporcion a la capacidad instaladas de DER que posean,
independientemente de su naturaleza.

La tarifa también permite recuperar los costos asociados con el canon de
regulacion, segun los términos indicados



f) El método de célculo de T-DER sera parte de las fijaciones tarifarias que se
realizan a todas las empresas distribuidoras y debera consignarse en el
pliego tarifario del sistema de distribucion.

2. Modelo de célculo

En esta seccion se establece el proceso de célculo de la tarifa mensual por kW de
capacidad instalada para los propietarios de recursos energéticos distribuidos de
forma que permita a las empresas eléctricas distribuidoras recuperar todos los
costos e inversiones en que incurren para lograr una adecuada integracion de los
recursos energéticos distribuidos en la red de distribucion.

Esta tarifa considera Unicamente los costos e inversiones (incluidos los costos de
regulacion) necesarios, indispensables y justificados para la integraciéon adecuada
de los recursos energéticos distribuidos a la red de distribucion mas un monto de
rédito para el desarrollo con el objetivo de fomentar la integracién de los recursos
energéticos distribuidos.

Para esto, el método de calculo utilizar4, como insumo para su aplicacion, la
informacion financiera contable aportada a la Aresep por las empresas
distribuidoras de energia eléctrica, proveniente de los Estados Financieros
auditados y homologados a la contabilidad regulatoria segun los formatos y plazos
establecidos por la Intendencia de Energia o el area interna de ARESEP encargada
de fijar las tarifas con base en esta metodologia. En caso de que se emplee otra
informacion distinta a la incluida en los Estados Financieros, se requiere justificar el
motivo de su inclusién e indicar cudl es la fuente de la informacion.

Para los fines de este método de calculo, la Intendencia de Energia o el &rea interna
de ARESEP encargada de fijar las tarifas debe analizar, valorar y establecer,
conforme al articulo 32 de la Ley N.° 7593 y bajo los principios de proporcionalidad,
razonabilidad y servicio al costo, los costos e inversiones que corresponden, Unica
y exclusivamente al servicio publico regulado.

Las solicitudes para las fijaciones de tarifas objeto de la aplicacion de la metodologia
ordinaria seran sometidas al proceso de audiencia publica, con los plazos y
requisitos de este tipo de proceso de acuerdo con los articulos 36 y 37 de la Ley N.°
7593 y sus reformas, tanto para las solicitudes planteadas por los prestadores del
servicio u otros actores facultados por la Ley, como para las aplicaciones de oficio
por parte de la Aresep.

Por su parte, las fijaciones extraordinarias se deben someter al proceso de consulta
publica como mecanismo de participacion ciudadana, mediante la aplicacion del
procedimiento establecido en el articulo 361 de la Ley General de Administracion
Publica o el que se encuentre vigente para consultas publicas de la Autoridad
Reguladora.



2.1. Férmula General

La férmula general de aplicacion del método de célculo es la siguiente.

TDER, 1

_ COMA, ;1 + (Regss * BTeryq) + CregDER 4 (Férmula 4. 1)

Donde:

TDERe,t+1,

COMAe,t+1

Re,t+1

BTe,t+1

CregDERe,t+1

Cle,t+1

W\ CIe,t+1

Tarifa mensual de los recursos energéticos distribuidos para la

empresa “e” en el periodo “t+1”, por cada kW de capacidad
instalada (colones/kW).

Costos de operacion, mantenimiento y administrativos
relacionados con los recursos energéticos distribuidos, en
colones, para la empresa “e” durante el periodo “t+1”. Ver la
seccion 2.2. denominada “Costos de operacion, mantenimiento
y administrativos (COMA)”.

Tasa de rédito para el desarrollo para la empresa “e” en el
periodo “t+1”. Ver la seccion 2.3. denominada “Tasa de rédito
para el desarrollo (R)”.

[{Pegl)

Base tarifaria de la empresa “e” en el periodo “t+1”. Ver la
seccion 2.4. denominada “Base tarifaria (BT)”.

Canon regulacion vigente para la empresa “e” en el periodo
“t+1” (monto absoluto). Monto autorizado como pago por los
servicios de regulacibn de los recursos energéticos
distribuidos. Ver la seccion 2.5. denominada “Canon de
regulacion (CregDER)”.

Capacidad instalada promedio mensual de los recursos
energeéticos distribuidos interconectados a la red de distribucion

de laempresa “e” en el periodo “t+1”, en kW. Ver la seccion 2.6.
denominada “Capacidad instalada (Cl)".

Cantidad de meses considerados en el periodo de la
informacion financiero-contable.

Empresa distribuidora que presta el servicio solicitado.



t+1 = Periodo en el que estara vigente la tarifa.

La tarifa resultante sera aplicable en cada empresa eléctrica distribuidora a todos
los recursos energéticos distribuidos interconectados a la red de distribucion de
cada empresa eléctrica distribuidora, como un cobro mensual por cada kW
instalado.

2.2. Costos de operacion, mantenimiento y administrativos (COMA)

Son los Costos de Operacion, Mantenimiento y Administrativos (COMAe,+1)
indispensables y asociados a los recursos energéticos distribuidos, corresponden a
la suma de los costos en que incurre la empresa distribuidora para una adecuada
integracion de los recursos energéticos distribuidos a su sistema de distribucion.
Todos los costos y gastos deben ser justificados de tal manera que correspondan a
las actividades incluidas en la Ley N.° 10086 y ademas cumplir con los criterios
establecidos en el articulo 32 de la Ley N.° 7593. Los componentes del COMAe,t+1
se detallan en la siguiente férmula:

COMA, . ; = COMAD,,,; + COMAA, . (Férmula 4. 2)

Donde:
COMAe,+1 Costos de operacibn, mantenimiento y administrativos
relacionados con los recursos energéticos distribuidos, en
colones, para la empresa “e” durante el periodo “t+1”.

COMADe,t+1 Costos de operacion, mantenimiento y administrativos directos
relacionados con los recursos energéticos distribuidos, en
colones, para la empresa “e” durante el periodo “t+1”. Ver la
seccion 2.2.1. denominada “Costos de operacion,

mantenimiento y administrativos directos (COMAD)”.

COMAAe,+1 Costos de operacidbn, mantenimiento y administrativos
asignados relacionados con los recursos energéticos
distribuidos, en colones, para la empresa “e” durante el periodo
“t+1”. Corresponde a una asignacion proporcional de los costos
de operacion, mantenimiento y administrativos efectuados por
las empresas distribuidoras para la operacion del sistema de
distribucion. Ver la seccion 2.2.2. denominada “Costos de

operacion, mantenimiento y administrativos asignados
(COMAA)”.



D
1

Empresa distribuidora que presta el servicio solicitado.

t+1 Periodo en el que estara vigente la tarifa.

2.2.1 Costos de operacion, mantenimiento y administrativos directos
(COMAD)

Son los Costos de Operacion, Mantenimiento y Administrativos incurridos
directamente por las empresas eléctricas distribuidoras e indispensables para una
adecuada integracion de los recursos energéticos distribuidos y que no son propios
de los procesos de interconexién y acceso, pues los costos de estos son cubiertos
por las respectivas tarifas. Todos los costos y gastos deben ser justificados de tal
manera que correspondan a las actividades incluidas en la Ley N.° 10086 y ademas
cumplir con los criterios establecidos en el articulo 32 de la Ley N.° 7593.

Se calcula como la suma de los costos asociados a esta actividad, segun los
siguientes rubros:

COMAD, ;1 = SAS¢s1 + MSUqyq + DEP s + TRA 1

Férmula 4.3
#VIAgg,s + CONpyyy + OTRyys ( )

Donde:

COMADe+1 = Costos de operacion, mantenimiento y administrativos directos
relacionados con los recursos energéticos distribuidos, en
colones, para la empresa “e” durante el periodo “t+1”.

SASe t+1 = Costos por concepto de salarios y cargas sociales relacionados
directamente con los recursos energéticos distribuidos, en
colones, para la empresa “e” durante el periodo “t+1”.

MSUe,t+1 = Costos en materiales y suministros relacionados directamente
con los recursos energéticos distribuidos, en colones, para la
empresa “e” durante el periodo “t+1”.

DEPet+1 = Costos por depreciacion de los activos relacionados

directamente con los recursos energéticos distribuidos, en
colones, para la empresa “e” durante el periodo “t+1”. Considera
los activos incluidos en la variable relacionada con la base
tarifaria de inversiones directas (BTD).



TRAe +1 = Costos por transporte relacionados directamente con los
recursos energéticos distribuidos, en colones, para la empresa
“e” durante el periodo “t+1”.

VIAet+1 = Costos por concepto de viaticos relacionados directamente con
los recursos energéticos distribuidos, en colones, para la
empresa “e” durante el periodo “t+1”.

CONe,t+1 = Costos por contratos con terceros relacionados directamente
con los recursos energéticos distribuidos, en colones, para la

empresa “e” durante el periodo “t+1”.

OTRet+1 = Oftros costos 0 montos netos relacionados directamente con los
recursos energéticos distribuidos contemplados en la Ley N.°
10086, su reglamento y resto de la normativa técnica que
derivan de esta ley, que no estén contemplados en los rubros
anteriores, debidamente justificados por la empresa y avalados
por la ARESEP, en colones, para la empresa “e” durante el

periodo “t+1”.
e = Empresa distribuidora que presta el servicio solicitado.
t+1 = Periodo en el que estara vigente la tarifa.

Cuando aplique, para cada uno de los rubros de costos y gastos incluidos en la
variable Costos de Operacion, Mantenimiento y Administrativos directos se
aplicaran los criterios de depuracion, estimacion y proyecciéon indicados en el
Capitulo VII de la “Metodologia Tarifaria Ordinaria para el Servicio de Distribucién
de Energia Eléctrica Brindado por Operadores Publicos y Cooperativas de
Electrificacion Rural”’, aprobada mediante la Resolucion RJD-139-2015 del 27 de
julio de 2015, publicada en el Alcance Digital N.° 63 de La Gaceta N.° 154 del 10 de
agosto de 2015 y sus reformas, o la metodologia que la sustituya.

Cualquier incorporacion de un nuevo costo debera ser justificado de acuerdo con lo
indicado en la Ley N.° 10086 y su reglamento. En este caso, la Intendencia de
Energia o el area interna de ARESEP encargada de fijar las tarifas debera realizar
el andlisis respectivo y evaluar la naturaleza del costo y su magnitud antes de
incorporarlo en los calculos respectivos. En todo caso, esta justificacion debe incluir
un analisis de la eficiencia propia de la actividad que ocasiona el respectivo costo.

De presentarse algunos beneficios directos o indirectos derivados de la integracion
de los recursos energéticos distribuidos al SEN, y que no se han considerado en las
otras tarifas del sector, estos montos se incorporan a la variable OTR de forma
gue se obtenga el saldo neto de otros costos menos los beneficios. Estos montos
seran



En el caso de que no aplique alguno de los rubros de costos o cuando dos 0 mas
de estos rubros de costos estén mezclados entre si, asi se indicara en los calculos
correspondientes, con la debida justificacion.

2.2.2. Costos de operacion, mantenimiento y administrativos asignados

(COMAA)

Corresponde a una asignacion de los Costos de operacion, mantenimiento y
administrativos efectuados por la empresa distribuidora para la operaciéon de la red

de distribucion.

La formula para determinar los Costos de operacion, mantenimiento y
administrativos asignados es la siguiente.

COMAA, .,

Donde:
COMAAe,t+1

COMASDe,t+1

P|e,t+1

DEPIPe,t+1

= (COMASD, 1 * Pl (1) + DEPIP,, (Férmula 4.4)

Costos de operacion, mantenimiento y administrativos
asignados relacionados con los recursos energeéticos
distribuidos, en colones, para la empresa “e” durante el periodo
“t+1”. Corresponde a una asignacion proporcional de los costos
de operacién, mantenimiento y administrativos efectuados por
las empresas distribuidoras para la operacion del sistema de
distribucion.

Costos de operacion, mantenimiento y administrativos para el
servicio de distribucién de energia de la empresa “e” en el
periodo “t+1”. Ver formula 4.5.

Porcentaje de participacion relativa de los ingresos generados
por los recursos energéticos distribuidos interconectados a la
red de distribucion respecto a los ingresos totales generados
por la empresa “e” y sus PDER para el periodo "t+1". Ver
formula 4.6.

Costo por concepto de la depreciacion de los activos
relacionados con la Inversién especifica realizada para cubrir
alguna necesidad particular relacionada con los recursos
energéticos distribuidos interconectados a la red de



distribucion, pero que no puede asignarse exclusivamente a
esta actividad de la empresa “e” en el periodo “t+1”. Se vincula
con las Inversiones especificas realizadas para cubrir alguna
necesidad particular relacionada con los recursos energéticos
distribuidos interconectados a la red de distribucion (IP)

considerada en la férmula 4.9.
e = Empresa distribuidora que presta el servicio solicitado.
t+1 = Periodo en el que estara vigente la tarifa.
Donde la variable “Costos de operacion, mantenimiento y administrativos para el

servicio de distribucion de energia de la empresa” (COMASD) se define de la
siguiente forma:

COMASD,,,,; = COMA — CEP — Peaje — DEPIP, ., — Crey (Férmula 4.5)

Donde:
COMASDe,t+1

Costos de operacion, mantenimiento y administrativos para el

servicio de distribucién de energia de la empresa “e” en el
periodo “t+1”.

COMA Costos y gastos totales de operacion, mantenimiento y
administracién, asi como, otros costos en que incurran los
operadores para brindar el servicio. Corresponde al COMA de
la Formula 18 del instrumento regulatorio denominado
“Metodologia tarifaria ordinaria para el servicio de distribucion
de energia eléctrica brindado por operadores publicos vy
cooperativas”, resoluciéon RJD-139-2015, publicada en el
Alcance N.° 3 de La Gaceta N.° 154 del 10 de octubre del 2015

y sus reformas o la metodologia que la sustituya.

CEP = Costo por compras de energia y potencia total. Corresponde a
la variable “Costo por compras de energia y potencia total”
(CEP) del instrumento regulatorio denominado “Metodologia
tarifaria ordinaria para el servicio de distribucion de energia
eléctrica brindado por operadores publicos y cooperativas”,
resolucién RJD-139-2015, publicada en el Alcance N.° 3 de La
Gaceta N.° 154 del 10 de octubre del 2015 y sus reformas o la
metodologia que la sustituya.



Peaje =

DEPlPe|t+1 =

Creg =

e =

t+1 =

Costo por el transporte de energia. Corresponde a la variable
“Costo por el transporte de energia” (Peaje) del instrumento
regulatorio denominado “Metodologia tarifaria ordinaria para el
servicio de distribucion de energia eléctrica brindado por
operadores publicos y cooperativas”, resolucion RJD-139-
2015, publicada en el Alcance N.° 3 de La Gaceta N.° 154 del
10 de octubre del 2015 y sus reformas o la metodologia que la
sustituya.

Costo por concepto de la depreciacion de los activos
relacionados con la Inversion especifica realizada para cubrir
alguna necesidad particular relacionada con los recursos
energéticos distribuidos interconectados a la red de
distribucién, pero que no puede asignarse exclusivamente a
esta actividad de la empresa “e” en el periodo “t+1”. Se vincula
con las Inversiones especificas realizadas para cubrir alguna
necesidad particular relacionada con los recursos energéticos
distribuidos interconectados a la red de distribucion (IP)
considerada en la férmula 4.9.

Canon de regulacion. Corresponde a la variable “Canon de
regulacion” (Creg) del instrumento regulatorio denominado
“Metodologia tarifaria ordinaria para el servicio de distribucion
de energia eléctrica brindado por operadores publicos y
cooperativas”, resoluciéon RJD-139-2015, publicada en el
Alcance N.° 3 de La Gaceta N.° 154 del 10 de octubre del 2015
y sus reformas o la metodologia que la sustituya.

Empresa distribuidora que presta el servicio solicitado.

Periodo en el que estara vigente la tarifa.

En el caso de que no se cuente con la informacién para las anteriores variables para
el periodo “t+1”, se podran emplear los datos del ultimo periodo disponible,
correspondiente a la ultima fijacion tarifaria aprobada por Aresep para la respectiva
empresa eléctrica distribuidora.

Por su parte, para la determinacion del “Porcentaje de participacion relativa de los
ingresos generados por los recursos energéticos distribuidos” (Plet+1) se emplea la

siguiente formula.

l:'Ie,t+1 =

IDER. .1
lVe,t+1 + IDERe,t+1

* 100 (Férmula 4.6)



Donde:

Porcentaje de participacion relativa de los ingresos generados por
los recursos energéticos distribuidos interconectados a la red de
distribucion respecto a los ingresos totales generados por la

empresa “e” y sus PDER para el periodo "t+1".

P|e|t+1

IDERe,t+1 Ingresos generados por los recursos energéticos distribuidos
interconectados a la red de distribucion de la empresa “e” para el
periodo “t+1”. Estos se calcularan tomando en cuenta los ingresos
totales de los PDER; es decir, tanto los ingresos por venta de
excedentes de energia y potencia, la provisibn de servicios
auxiliares o cualquier otro servicio que pueda suministrar, asi
como el monto de la energia autogenerada y consumida por los
PDER valorada al precio promedio ponderado al cual la respectiva
empresa distribuidora adquiere la energia que distribuye,
considerando tanto la generacion propia como la compra a
terceros.

IVe,t+1 = Ingresos por ventas de energia y potencia a usuarios de la red de
distribucién de energia por la empresa “e” para el periodo “t+1”.
Corresponde a la variable “Ingresos por ventas de energia y
potencia a usuarios” (lv) de la férmula 10 del instrumento
regulatorio denominado “Metodologia tarifaria ordinaria para el
servicio de distribucibn de energia eléctrica brindado por
operadores publicos y cooperativas”, resoluciéon RJD-139-2015,
publicada en el Alcance N.° 3 de La Gaceta N.° 154 del 10 de
octubre del 2015 y sus reformas o la metodologia que la sustituya.

e = Empresa distribuidora que presta el servicio solicitado.

t+1 Periodo en el que estara vigente la tarifa.

En el caso de que no se cuente con la informacion para la variable [Vet+1 para el
periodo “t+1”, se podran emplear los datos del ultimo periodo disponible,
correspondiente a la ultima fijacion tarifaria aprobada por Aresep para la respectiva
empresa eléctrica distribuidora.

Los costos de esta seccion no deben incluirse en la fijacién tarifaria realizada
mediante la “Metodologia tarifaria ordinaria para el servicio de distribucién de
energia eléctrica brindado por operadores publicos y cooperativas”, resoluciéon
RJD-139-2015, publicada en el Alcance N.° 3 de La Gaceta N.° 154 del 10 de
octubre del 2015 y sus reformas o la metodologia que la sustituya; en otras
palabras, no debe realizarse la duplicacién o doble reconocimiento de los costos.



2.3. Tasa de rédito para el desarrollo (R)

La tasa de rédito para el desarrollo correspondera a un valor madximo que se
otorga con el objetivo de brindar al prestador recursos que permitan una
retribucion competitiva y garantizar la adecuada integracion de los DER. El
maximo de la tasa de rédito para el desarrollo (Ret+1) se calculara de acuerdo
con el procedimiento detallado en el Capitulo VII, Seccién 4 de la “Metodologia
Tarifaria Ordinaria para el Servicio de Distribucion de Energia Eléctrica Brindado
por Operadores Publicos y Cooperativas de Electrificacion Rural”, aprobada
mediante la Resolucion RJD-139-2015 del 27 de julio de 2015, publicada en el
Alcance Digital N.° 63 de La Gaceta N.° 154 del 10 de agosto de 2015 y sus
reformas o la metodologia que la sustituya.

Para la determinacion de esta variable se utilizaran los parametros, datos y criterios
considerados en la ultima fijacion tarifaria del sistema de distribucion de la
respectiva empresa distribuidora para el respectivo afio (o el afio mas reciente), de
tal forma que el valor resultante sea el mismo que el utilizado en esa fijacion tarifaria.

Si la fijacion tarifaria para el reconocimiento de los costos e inversiones asociados
a la integracion de los recursos energéticos distribuidos se realiza simultdneamente
con las tarifas del sistema de distribucion; en la fijacion tarifaria de los DER se
empleara como maximo, la tasa de rédito para el desarrollo que resulte de la fijacion
tarifaria para el sistema de distribucion.

La tasa de rédito para el desarrollo o rendimiento se establece como un valor
maximo, donde cada una de las empresas distribuidoras podran valorar si solicitan,
en las fijaciones tarifarias que tramiten ante la Aresep, que se les reconozca un
monto menor de la tasa de rédito para el desarrollo, después de realizar una
valoracion técnica de diferentes aspectos de su gestion.

2.4. Base tarifaria (BT)

La Base Tarifaria (BTet+1) asociada a los recursos energéticos distribuidos es la
suma de todas las inversiones efectuadas por la empresa distribuidora para una
adecuada integracién de los recursos energéticos distribuidos a su sistema de
distribucion.



Incluyen inversiones tales como la adquisicibon de sistemas de control
especializados como ADMS®! y las inversiones adicionales en la red de distribucion
destinados exclusivamente al desarrollo de los DER.

La base tarifara se calcula segun el siguiente detalle:

BTetq = BTDgq + BTAq (41 (Férmula 4.7)
Donde:
BTe,t+1 = Base tarifaria de la empresa “e” en el periodo “t+1”.
BTDet+1 = Base tarifaria de inversiones directas de la empresa “e” en el

periodo “t+1”. Ver la seccion 2.4.1. denominada “Base tarifaria
directa (BTD)".

BTAet+1 = Base tarifaria asignada de inversiones para el servicio de
distribucion de energia de la empresa “e” en el periodo “t+1”.
Corresponde a una asignacion proporcional de las inversiones
efectuadas por las empresas eléctrica distribuidoras para la
operacion del sistema de distribucion. Ver la seccién 2.4.2.

denominada “Base tarifaria asignada (BTA)".
e = Empresa distribuidora que presta el servicio solicitado.

t+1 = Periodo en el que estara vigente la tarifa.

Las inversiones de esta seccion no deben incluirse en la fijacion tarifaria realizada
mediante la “Metodologia tarifaria ordinaria para el servicio de distribucidon de
energia eléctrica brindado por operadores publicos y cooperativas”, resolucion RJD-
139-2015, publicada en el Alcance N.° 3 de La Gaceta N.° 154 del 10 de octubre del
2015 y sus reformas o la metodologia que la sustituya; en otras palabras, no debe
realizarse la duplicacion o doble reconocimiento de las inversiones.

61 ADMS: siglas de “Advanced Distribution Management System” o sistema avanzado de gestién de
la distribucion.



2.4.1. Base tarifaria directa (BTD)

Corresponde a todas las inversiones efectuadas directamente por las empresas
distribuidoras para una adecuada integracién y fomento de los recursos energéticos
distribuidos. La base tarifaria directa se obtiene de la siguiente forma.

BTD¢.+1 = AFNORP ;.4 (Férmula 4.8)

Donde:
BTDe,t+1

[Pl

Base tarifaria de inversiones directas de la empresa “e” en el
periodo “t+1”.

AFNORPe t+1 Activo fijo neto en operacion revaluado promedio de la empresa

“e” en el periodo “t+1” incluyendo todos los activos directamente
relacionados con los recursos energéticos distribuidos. Se
determina segun el proceso indicado en el Capitulo VII, seccion
5.1 denominada “Activo fijo neto en operacién revaluado
promedio” del instrumento regulatorio  denominado
“Metodologia tarifaria ordinaria para el servicio de distribucion
de energia eléctrica brindado por operadores publicos vy
cooperativas”, resolucion RJD-139-2015, publicada en el
Alcance N.° 3 de La Gaceta N.° 154 del 10 de octubre del 2015

y sus reformas o la metodologia que la sustituya.

e = Empresa distribuidora que presta el servicio solicitado.

t+1 = Periodo en el que estara vigente la tarifa.

Las inversiones de esta seccion no deben incluirse en la fijacidn tarifaria realizada
mediante la “Metodologia tarifaria ordinaria para el servicio de distribucién de
energia eléctrica brindado por operadores publicos y cooperativas”, resolucion RJD-
139-2015, publicada en el Alcance N.° 3 de La Gaceta N.° 154 del 10 de octubre del
2015 y sus reformas o la metodologia que la sustituya; en otras palabras, no debe
realizarse la duplicacion o doble reconocimiento de las inversiones.

2.4.2. Base tarifaria asignada (BTA)

Corresponde a una asignacion proporcional de las inversiones efectuadas por las
empresas distribuidoras para operar el sistema de distribucion de energia. La base
tarifaria indirecta se obtiene de la siguiente forma.



BTA, i1 = (BTSDeci1 — IPegyr) * Ploges + IPerys (Férmula 4.9)

Donde:

BTAet+1 Base tarifaria asignada de inversiones para el servicio de

distribucion de energia de la empresa “e” en el periodo “t+1”.
Corresponde a una asignacion proporcional de las inversiones
efectuadas por las empresas eléctrica distribuidoras para la

operacion del sistema de distribucion.

BTSDe,t+1 Base tarifaria para el servicio de distribucion de energia de la

empresa “e€” en el periodo “t+1”. Corresponde a la base tarifaria
definida mediante el instrumento regulatorio denominado
“Metodologia tarifaria ordinaria para el servicio de distribucion de
energia eléctrica brindado por operadores publicos vy
cooperativas”, resolucion RJD-139-2015, publicada en el Alcance
N.° 3 de La Gaceta N.° 154 del 10 de octubre del 2015 y sus

reformas o la metodologia que la sustituya.

Inversién especifica realizada para cubrir alguna necesidad
particular relacionada con los recursos energéticos distribuidos
interconectados a la red de distribucion, pero que no puede
asignarse exclusivamente a esta actividad, para la empresa “e”
para el periodo "t+1". Corresponde a la proporcion de la respectiva
inversidn que si es posible asignar a la tarifa TDER, segun

valoraciones especificas para cada inversion o subgrupo de ellas.

[Pe t+1

Porcentaje de participacion relativa de los ingresos generados por
los recursos energéticos distribuidos interconectados a la red de
distribucion respecto a los ingresos totales generados por la

empresa “e” para el periodo "t+1". Ver formula 4.6.

Plet+1

e = Empresa distribuidora que presta el servicio solicitado.

t+1 = Periodo en el que estara vigente la tarifa.

Las inversiones asignadas de forma proporcional en este método de calculo no
deben incluirse en el calculo de la base tarifaria realizado mediante la “Metodologia
tarifaria ordinaria para el servicio de distribucion de energia eléctrica brindado por
operadores publicos y cooperativas”, resolucion RJD-139-2015, publicada en el
Alcance N.° 3 de La Gaceta N.° 154 del 10 de octubre del 2015 y sus reformas o la
metodologia que la sustituya; en otras palabras, no debe realizarse la duplicacion o
doble reconocimiento de las inversiones.



En el caso de las Inversiones proporcionales (IPe t+1), para que puedan ser incluidas
en la base tarifaria, la empresa eléctrica distribuidora debe demostrar que se trata
de una inversidbn que es consecuencia directa de la integracion de recursos
energéticos distribuidos a su red de distribucién, pero que también afecta al resto
de sus abonados o usuarios. En este caso, debe incluirse un analisis que determine
qué proporcion del valor del activo debe ser asignado a la tarifa TDER, para
garantizar que no se den subsidios cruzados que beneficien injustificadamente a los
usuarios que posean 0 instalen recursos energéticos distribuidos, segun lo
establecido en los articulos 6.e y 7.a de la Ley N.° 10086.

Para evitar duplicidad de costos o subsidios cruzados, estas inversiones no deben
ser consideradas como parte de la variable BTSDe,+1 dejando dentro de esta base
tarifaria, solo la proporcion de la inversion que si puede asignarse a la tarifa del
Sistema de Distribucion.

2.5. Canon de regulacion (CregDER)

El canon de regulacion (CregDER) corresponde a la variable que cubre los costos
relacionados con la regulacion de los recursos energéticos distribuidos, segun la
metodologia que se tenga aprobada para estos efectos, por parte de la Contraloria
General de la Republica'y la ARESEP.

El monto total del canon relacionado con los recursos energéticos distribuidos se
distribuye entre las empresas distribuidoras segun la participacion relativa de la
capacidad instalada de los propietarios de recursos energéticos distribuidos
interconectados a la red de distribucion de la empresa “e” respecto de la capacidad
instalada total en recursos energéticos distribuidos, segun los criterios vy
metodologias que se tengan aprobados para estos efectos.

Es obligacién de las empresas eléctricas distribuidoras recuperar y trasladar a la
Aresep los montos del canon de regulacion de los recursos energéticos distribuidos
obtenidos a través del cobro de esta tarifa, de acuerdo con los criterios y
procedimientos establecidos en la normativa de canones vigente.

2.6. Capacidad instalada (CI)

La capacidad instalada de los recursos energéticos distribuidos es la suma de las
capacidades instaladas por todos los PDER de cada empresa distribuidora, medida
en kW. La férmula utilizada para determinar la capacidad instalada de cada periodo
utilizado para llevar a cabo la proyeccion es la siguiente:



X1 Y1 Clewn (Férmula 4.10)

Cl, = y
Donde:

Cle = Capacidad instalada promedio mensual de los recursos
energéticos distribuidos interconectados a la red de distribucion
de la empresa “e”, en kW.

Clewn = Capacidad instalada de cada uno de los propietarios de recursos
energéticos distribuidos “w” interconectados a la red de
distribucion de la empresa “e” para cada mes “n”, en kW.

w = Cada uno de los propietarios de recursos energéticos distribuidos
(PDER) interconectados a la red de distribucién de la empresa “e”.

m = Cantidad total de propietarios de recursos energéticos distribuidos
(PDER) interconectados a la red de distribucién de la empresa “e”.

n = Cada uno de los meses del periodo.

y = Cantidad total de meses del periodo.

e = Empresa distribuidora que presta el servicio solicitado.

Para estimar Cle.4, (necesaria para la formula 4.1) se procede a proyectar la
informacion obtenida con la férmula 4.10. Las proyecciones se realizan mediante
técnicas estadisticas o econométricas, basadas en datos historicos sobre la
capacidad instalada de cada empresa para los ultimos afios. Para estos efectos se
estimara el dato para el mismo periodo en el que estara vigente la tarifa.

Para esto, debe realizarse un analisis estructural de los datos para determinar el
periodo definitivo por utilizar. Para las estimaciones se utiliza un software estadistico
especializado en el analisis y proyeccion de series de tiempo y los criterios técnicos
correspondientes. Las proyecciones resultantes deben justificarse y cumplir con los
criterios estadisticos y econométricos que se establecen con base en la ciencia,
técnicay logica; tal y como lo establece la Ley General de la Administracion Publica.



3. Actualizacion del canon de regulacién por via extraordinaria (CregDER)

El monto por concepto de canon de regulacién a pagar a la ARESEP por la
regulacion de los recursos energéticos distribuidos es el calculado segun los
criterios aprobados por la Contraloria General de la Republica (CGR).

Las tarifas vigentes deberan ajustarse extraordinariamente cuando el canon de
regulacion cambie por un ajuste debidamente aprobado por la Contraloria General
de la Republica. Con ello, se busca dar cumplimiento a lo establecido por la misma
Contraloria General de la Republica mediante los oficios 1463 de fecha 12 de
febrero del afio 2010 y DFOE-ED-0996 de 15 de diciembre de 2010. En este ultimo
oficio se indica lo siguiente:

‘es el criterio actual de esta Contraloria General, que corresponde a esa
Autoridad Reguladora realizar los calculos pertinentes para ajustar las tarifas de
los servicios publicos, ajustandose a lo establecido en el articulo 30 de la Ley
Reguladora de los Servicios Publicos N.° 7593, en cuanto establece que las
fijaciones de tarifas de caracter ordinario, al contemplar variaciones de los
factores de costo e inversion, deben ser realizadas de oficio por la propia
Autoridad Reguladora. Para cumplir con lo antes indicado, esa Autoridad
Reguladora debera documentar, formalizar e implementar las metodologias
necesarias, cuya aplicacion sera objeto de fiscalizacion por parte de este érgano
contralor, a partir del cobro que hard la ARESEP del canon de regulacion
correspondiente al periodo 2012”.

Lo anterior significa que, una vez que la Contraloria General de la Republica haya
aprobado un nuevo monto de canon de regulacién a pagar a la ARESEP, de oficio
se deben ajustar los precios y tarifas de los servicios publicos regulados,
reconociendo en este procedimiento extraordinario el cambio del valor entre el
canon vigente y el nuevo aprobado por la Contraloria. Por tanto, para efectos del
presente método de célculo, los precios de los servicios publicos regulados se
actualizaran via extraordinaria cada vez que la Contraloria General de la Republica
apruebe un nuevo monto de canones que afecte a los recursos energéticos
distribuidos y este sea debidamente publicado en el diario oficial La Gaceta.

Esta actualizacion por via extraordinaria implica que el ajuste de los canones
autorizado por la Contraloria General de la Republica se constituye en un hecho
generador del procedimiento extraordinario cuyo Unico gasto que se actualizara en
los célculos tarifarios es el nuevo monto de los canones aprobados, segun se detalla
en la siguiente seccion. Otros hechos que la Ley N.° 7593 incluye como generadores
para iniciar un procedimiento extraordinario de ajuste de tarifas, se aplicaran segun
corresponda.



3.1. Determinacién del porcentaje del ajuste en las tarifas por ajuste en el
canon para el procedimiento de fijacién tarifaria extraordinaria

Para la determinacion del ajuste porcentual en las tarifas para el periodo en que
entrard a regir la nueva fijacion tarifaria extraordinaria, se aplicaran las siguientes
dos etapas: a) Se calcula el monto absoluto de los recursos adicionales requeridos
para cubrir el cambio en el monto del canon y b) Se determina el porcentaje de
ajuste requerido para cubrir el cambio en el monto del canon.

3.1.1. Determinaciéon del ajuste requerido en términos absolutos,
procedimiento extraordinario

CregDERNg,; — CregDER ;.

ATDER. 1 = N+l
et+

(Férmula 4.11)

Donde:

ATDERe,t+1 Cambio absoluto mensual requerido en las tarifas aprobadas

para la empresa “e” en el periodo “t+1” por kW de capacidad
instalada por concepto de actualizacion de canon.

[{Pg ]

Nuevo canon de regulacion autorizado para la empresa “e
para el periodo “t+1” (monto absoluto).

CregDERNEe,t+1

Canon regulacion vigente para la empresa “e” en el periodo
“t+1” (monto absoluto). Monto autorizado como pago por los
servicios de regulacion de los recursos energéticos
distribuidos. Ver la seccién 2.5. denominada “Canon de
regulacion (CregDER)”.

CregDERe,t+1

Clet+1 = Capacidad instalada promedio mensual de los recursos
energéticos distribuidos interconectados a la red de

distribucion de la empresa “e” en el periodo “t+1”, en kW. Ver
la seccion 2.6. denominada “Capacidad instalada (Cl)”.

N = Cantidad de meses considerados en el periodo de la
informacion financiero-contable.

e = Empresa distribuidora que presta el servicio solicitado

t+1 = Periodo en el que estara vigente la tarifa.



3.1.2. Determinacion del ajuste porcentual requerido, procedimiento
extraordinario

%TDERg,1 =

Donde:

%TDERe,t+1

ATDERe,t+1

TDERe,t+1

e

t+1

ATDER,,,,

100 Férmula 4.12
TDER 11 ( )

Ajuste porcentual requerido en las tarifas vigentes para la

empresa “e” para el periodo “t+1” por concepto de actualizacion
del canon de regulacion.

Cambio absoluto mensual requerido en las tarifas aprobadas

para la empresa “e” en el periodo “t+1” por kW de capacidad
instalada por concepto de actualizacion de canon (colones/kW).

Tarifa mensual de los recursos energéticos distribuidos para la

empresa “e” en el periodo “t+1” por cada kW de capacidad
instalada (colones/kW).

Empresa distribuidora que presta el servicio solicitado

Periodo en el que estara vigente la tarifa.

3.2. Determinacion de la tarifa por ajuste del canon de regulacion,
procedimiento extraordinario

Donde:

NTDERe,t+1

TDERe,t+1

%TDERe,t+1

NTDER,,; = TDER., * %TDER 4 (Férmula 4.13)

Nueva tarifa mensual de los recursos energéticos distribuidos
para la empresa “€” en el periodo “t+1” por cada kW de
capacidad instalada (colones/kW) con ajuste del canon de

regulacion.

Tarifa mensual de los recursos energéticos distribuidos para la

empresa “e” en el periodo “t+1” por cada kW de capacidad
instalada (colones/kW).

Ajuste porcentual requerido en las tarifas vigentes para la

empresa “e” para el periodo “t+1” por concepto de actualizacion
del canon de regulacién.



Empresa distribuidora que presta el servicio solicitado

D
I

t+1 Periodo en el que estara vigente la tarifa.

Para estos efectos, las nuevas tarifas estaran vigentes por el periodo que la
Intendencia de Energia defina como necesario para compensar los ajustes en el
respectivo canon.

4. Aplicacion del método de célculo
4.1. Aplicacion general y ajustes

El presente método de calculo sera de aplicacion ordinaria de oficio o a solicitud de
parte, de conformidad con el articulo 30 de la Ley N.° 7593. Para cada empresa
distribuidora se establecera una tarifa independiente de conformidad con la
informacion suministrada, por lo cual, en el calculo tarifario se utilizaran Gnicamente
los datos respectivos de cada empresa distribuidora. EI componente de costo
relacionado con el canon de regulacibn podra ajustarse siguiendo los
procedimientos de fijacion tarifaria extraordinaria previstos en la Ley N.° 7593.

De acuerdo con los criterios y principios regulatorios contemplados en las Leyes N.°
7593 y N.° 10086, todos los rubros de costos e inversiones contemplados en este
meétodo de calculo deben ser depurados de tal forma que se garantice que no se
den subsidios cruzados entre las tarifas del sistema de distribucion y esta tarifa T-
DER, y que cada tipo de servicio cubra sus costos segun el servicio prestado.

Este método de célculo genera una tarifa (T-DER) que se cobrara mensualmente a
los propietarios de recursos energéticos distribuidos (PDER) por cada kW de
capacidad instalada que posea, con el objetivo de resarcir a la empresa eléctrica
distribuidora por los costos e inversiones en que incurren para la adecuada
integracion de los recursos energéticos distribuidos en la red de distribucién méas un
rédito para el desarrollo de la actividad; por tanto, la aplicacion de este método de
calculo esta ligado a los procesos de fijacion tarifaria de la distribucion de energia
eléctrica.

Para estos efectos, y segun lo establecido en la Ley N.° 10086 (art. 1), para el
calculo de la respectiva tarifa de cada una de las empresas eléctricas distribuidoras
se consideraran los costos e inversiones eficientes relacionadas con las actividades
de acceso, instalacion, conexion, interaccion y control de recursos energéticos
distribuidos basados en fuentes de energia renovables, que no estén considerados
en las tarifas de interconexion y acceso que apruebe la ARESEP.

En funcién de lo anterior, cada vez que se realice una nueva fijacion para el
servicio de distribucidn de energia eléctrica bajo la metodologia denominada
“Metodologia tarifaria ordinaria para el servicio de distribucion de energia eléctrica



brindado por operadores publicos y cooperativas”, resolucion RJD-139-2015,
publicada en el Alcance N.° 3 de La Gaceta N.° 154 del 10 de octubre del 2015y
sus reformas o la metodologia que la sustituya, se debera realizar una
actualizacion de la tarifa definida con la presente metodologia.

4.2. Requerimientos de informacion

La Intendencia de Energia o el &rea interna de ARESEP encargada de fijar
las tarifas con base en esta metodologia debera emplear la informacion
tarifaria aprobada para el periodo de célculo. Para obtener estos datos, se debera
solicitar la informacion a cada empresa distribuidora o generador distribuido, de
acuerdo con la normativa vigente, segun los formatos, requerimientos y plazos de
entrega que la Aresep determine como necesarios para aplicar este instrumento.

Esa informacion debera superar los filtros de verificacion que establece el articulo
32 de la Ley N.° 7593, de tal forma que no se contemplen: a) los costos e
inversiones que no correspondan a los necesarios para la adecuada
integracion de los generadores distribuidos a la red de distribucién; b) los costos
e inversiones que no sean técnicamente demostrados Yy justificados como
necesarios y c¢) los costos o inversiones que sean desproporcionados o
excesivos.

Sera responsabilidad de la IE (o el 6rgano de la Aresep que la Junta Directiva llegue
a designar como responsable del proceso de fijacion tarifaria de este servicio)
realizar la revision y valoracion de los detalles, memorias de célculo y costos e
inversiones facilitados por la empresa distribuidora o el generador distribuido para
determinar la proporcionalidad y razonabilidad de cada rubro.

A su vez, la Intendencia de Energia o area interna de Aresep que le corresponda
fijar la tarifa debera realizar la solicitud de informacién a cada una de las empresas
distribuidoras referente a la capacidad instalada de los propietarios de recursos
energéticos distribuidos (PDER). Esta informacion, y cualquier otra que considere
necesaria, estara en funcion de los datos requeridos para la adecuada aplicacion
tarifaria del presente método de calculo y por consiguiente las empresas deberan
ajustarse a los formatos que se establezcan y los datos suministrados podran ser
objeto de un proceso de seguimiento para verificar el adecuado cumplimiento de los
principios establecidos en la Ley N.° 7593 y la Ley N.°10086, con el fin de lograr los
mayores beneficios para los usuarios y el SEN.

Como se desprende de lo expuesto anteriormente, la IE o el area interna de
ARESEP encargada de fijar las tarifas con base en esta metodologia tiene la
facultad necesaria para solicitar la informacién que considere pertinente, sea por
medio de solicitudes directas, plazos establecidos en este método de célculo o por
medio de resoluciones de requerimientos de informacion.



En este sentido y en aplicacion del articulo 7.a de la Ley N.° 10086, es obligacion
de todas las empresas eléctricas distribuidoras atender “las buenas préacticas de la
contabilidad regulatoria” para el caso de todos los costos e inversiones relacionados
con los recursos energéticos distribuidos.

Toda la informacion que sea utilizada en el proceso tarifario (costos, inversiones,
datos de mercado, etc.) debera ser analizada por la ARESEP segun los criterios
regulatorios contemplados en las Leyes N.° 7593 y N.° 10086, especialmente en lo
referente a los criterios de eficiencia, eficacia y servicio al costo en los diferentes
componentes de costos e inversiones, de tal manera que se incluyan en los calculos
tarifarios solo los rubros necesarios para la integracion eficiente, segura y sostenible
de los recursos energéticos distribuidos a las redes de distribucion.

5. Transitorios

El periodo comprendido entre la publicacion de la presente metodologia en el diario
oficial La Gaceta y la separacion de la informacion financiero-contable directamente
generada por los recursos energéticos distribuidos, en la contabilidad regulatoria de
las empresas eléctricas distribuidoras, se le denominara “Periodo de transicion”.

5.1. Aplicacion por primera vez y durante el periodo de transicién

Para la aplicacion de este método de calculo durante el periodo de transicion se
requiere establecer la distribucion proporcional entre los costos e inversiones
ocasionadas por los recursos energeticos distribuidos respecto a los costos totales
de operar la red de distribucion; para lo cual la Intendencia de Energia o area
encargada de fijar las tarifas realizara los calculos respectivos.

Para la primera aplicacion, la Intendencia de Energia tendréd un plazo de 10 dias
naturales para la elaboracién y socializacion de los formularios de informacion
requerida y las empresas distribuidoras contaran con 15 dias habiles para la
remision de la informacion solicitada por la Intendencia de Energia; de tal forma
gue se plantea un plazo maximo conjunto de aproximadamente 30 dias naturales
a partir de la aprobacion y publicacién de la presente metodologia en el diario
oficial La Gaceta, para que las empresas distribuidoras envien la informacion
solicitada por la Intendencia de Energia, con el fin de aplicar el método de calculo
para el reconocimiento de los costos, rentabilidad, inversiones y canon en que
incurren las empresas distribuidoras para la integracion de recursos energeéticos
distribuidos al SEN.



La Intendencia de Energia debera iniciar de oficio el procedimiento de fijacidon
tarifaria ordinario previsto en la Ley N°. 7593 y realizar la solicitud de convocatoria
a audiencia publica a la Direccion General de Atencién al Usuario a més tardar
sesenta dias naturales a partir de la fecha de publicacion y entrada en vigor de
esta metodologia tarifaria.”

Para los efectos que se requiera, se utilizara la informacion del ultimo estudio
tarifario (estructura de costos) aprobado para cada una de las empresas
distribuidoras de energia eléctrica.

5.2. Suministro de informacion durante el periodo de transicién

Dado que la actualmente la informacién disponible en las empresas distribuidoras
respecto de los costos e inversiones necesarias para la adecuada operacion de los
recursos energeéticos distribuidos en la red de distribucibn no constituye la
informacion necesaria para la aplicacion del presente método de calculo; para una
adecuada transicién de la situacion vigente a la propuesta, durante la etapa de
transicion, la ARESEP solicitara a las empresas distribuidoras que, conforme a las
condiciones técnicas y operativas existentes, realicen las gestiones para el
suministro de informacién necesaria segun los formatos, requerimientos y plazos de
entrega que establezca la Intendencia de Energia o el area interna de ARESEP
encargada de fijar las tarifas con base en esta metodologia, para su analisis y
utilizacién en el estudio tarifario correspondiente, de conformidad con lo indicado en
la seccién “Aplicacion por primera vez y durante el periodo de transicion".

Para estos efectos, la distribucion de costos e inversiones relacionados con este
método de calculo debe ser realizada siguiendo criterios técnicos, que garanticen
una asignacioén adecuada a la naturaleza del servicio que se tarifa, incluyendo los
costos e inversiones relacionados con las actividades propias y necesarias para la
integracion eficiente, segura y sostenible de los recursos energéticos distribuidos al
sistema de distribucién de cada empresa eléctrica.

6. Listado de formulas y variables

6.1. Listado de formulas

Formila | pescripcion Detalle de la formula
Tarifa mensual de
los recursos | TDERc 41
4.1 | energéticos COMA, ;1 + (Reri1 * BTeri1) + CregDER, 1
distribuidos para la |~ N * Clgyiq
empresa “e” en el




Formula

N.O Descripcion Detalle de la formula

periodo “t+1”, por

cada kw de

capacidad instalada

(colones/kW).

Costos de

operacion,

mantenimiento y

administrativos

relacionados con los COMA,,; = COMAD,,; + COMAA.4
4.2 recursos

energéticos

distribuidos, en

colones, para la

empresa “e” durante

el periodo “t+1”.

Costos de

operacion,

mantenimiento y

administrativos

directos COMAD,,1 = SAS 11 + MSU¢,1 + DEP, (¢
43 relacionados con los + TRAg+1 + VIAg 11 + CONgyq

recursos + OTRg 41

energéticos

distribuidos, en

colones, para la

empresa “e” durante

el periodo “t+1”.

Costos de

operacion,

mantenimiento y

administrativos

asignados _
44 | relacionados conlos COMAAet+1 _+(]§(E):llr[l§::2?t+l *Plets1)

recursos
energéticos
distribuidos, en
colones, para la

empresa “e” durante
el periodo “t+1”.




Formula

N.O Descripcion Detalle de la formula

Corresponde a una

asignacion

proporcional de los

costos de

operacion,

mantenimiento y

administrativos

efectuados por las

empresas

distribuidoras para

la operacion del

sistema de

distribucion.

Costos de

operacion,

mantenimiento y .

administrativos para COMASDe,,1 = COMA — CEP — Peaje
4.5 el  servicio de — DEPIP; 1 — Creg

distribucién de

energia de la

empresa “e” en el

periodo “t+1”.

Porcentaje de

participacion

relativa de los

ingresos generados

por los recursos

energéticos

distribuidos Pl = IDERc+1 +100
4.6 interconectados a la ' IVeti1 + IDERe 49

red de distribuciéon
respecto a los
ingresos totales
generados por la
empresa “e” y sus
PDER para el

periodo "t+1".




Formula

N.O Descripcion Detalle de la formula
Base tarifaria de la

4.7 empresa “e” en el BTet+1 = BTDery1 + BTAg 41
periodo “t+1”.

Base tarifaria de

BID,.,1 = APNORP,
el periodo “t+1”.
Base tarifaria
asignada de
inversiones para el
servicio de
distribucién de
energia de la
empresa “e” en el
periodo “t+1”.

4.9 Corresponde a una BTActi1 = (BTSDetyq — IPeri1) * Pletig
asignacion + IPg 41
proporcional de las
inversiones
efectuadas por las
empresas eléctrica
distribuidoras para
la operacion del
sistema de
distribucion.

Capacidad instalada

promedio mensual

de los recursos

energéticos y_ym
4.10 | distribuidos Cl, = Zn=1ow=1 " ewn

interconectados a la
red de distribucion

de la empresa “e’,
en kW.

y




Fo:\lmoula Descripcion Detalle de la formula
Cambio  absoluto
mensual requerido
en las tarifas
aprobadas para la
empresa “e” en el _
411 | periodo “t+1” por kW | ATDER.;,; = CregDERN;I’thI CregDER. 1
de capacidad et+l
instalada por
concepto de
actualizacion de
canon.
Ajuste  porcentual
requerido en las
tarifas vigentes para
la empresa “e” para ATDER, 4
4,12 el periodo “t+1” por %TDERg 41 = W* 100
concepto de et+l
actualizacion del
canon de
regulacion.
Nueva tarifa
mensual de los
recursos
energéticos
distribuidos para la
413 empresa “e” en el
' periodo “t+1” por NTDER.; = TDER 1 * %TDER 4
cada kw de
capacidad instalada
(colones/kW)  con
ajuste del canon de
regulacion.

6.2. Listado de variables y subindices

Variable Definicion

AFNORPet+1 | Activo fijo neto en operacion revaluado promedio de la empresa

e” en el periodo “t+1” incluyendo todos los activos directamente




Variable

Definicién

relacionados con los recursos energéticos distribuidos. Se
determina segun el proceso indicado en el Capitulo VII, seccion
5.1 denominada “Activo fijo neto en operacion revaluado
promedio” del instrumento regulatorio denominado “Metodologia
tarifaria ordinaria para el servicio de distribucion de energia
eléctrica brindado por operadores publicos y cooperativas”,
resoluciéon RJD-139-2015, publicada en el Alcance N.° 3 de La
Gaceta N.° 154 del 10 de octubre del 2015 y sus reformas o la
metodologia que la sustituya.

BTe,t+1

Base tarifaria de la empresa “e” en el periodo “t+1”. Ver la seccion
2.4. denominada “Base tarifaria (BT)”.

BTAet+1

Base tarifaria asignada de inversiones para el servicio de
distribucion de energia de la empresa “e” en el periodo “t+1”.
Corresponde a una asignacion proporcional de las inversiones
efectuadas por las empresas eléctrica distribuidoras para la
operacion del sistema de distribucién. Ver la seccion 2.4.2.

denominada “Base tarifaria asignada (BTA)”.

BTDe,t+1

Base tarifaria de inversiones directas de la empresa “e” en el
periodo “t+1”. Ver la seccion 1.5.1 denominada “Base tarifaria
directa (BTD)".

BTS De,t+1

Base tarifaria para el servicio de distribucion de energia de la
empresa “e” en el periodo “t+1”. Corresponde a la base tarifaria
definida mediante el instrumento regulatorio denominado
“Metodologia tarifaria ordinaria para el servicio de distribucion de
energia eléctrica brindado por operadores publicos vy
cooperativas”, resolucion RJD-139-2015, publicada en el Alcance
N.° 3 de La Gaceta N.° 154 del 10 de octubre del 2015 y sus

reformas o la metodologia que la sustituya.

Clet+1

Capacidad instalada promedio mensual de los recursos
energéticos distribuidos interconectados a la red de distribucion
de la empresa “e” en el periodo “t+1”, en kW. Ver la seccion 2.6.

denominada “Capacidad instalada (ClI)”.

Cle

Capacidad instalada promedio mensual de los recursos
energéticos distribuidos interconectados a la red de distribucion
de la empresa “e”, en kW.

C|e,w,n

Capacidad instalada de cada uno de los propietarios de recursos

energéticos distribuidos “w” interconectados a la red de

distribucion de la empresa “e” para cada mes “n”, en kW.

CEP

Costo por compras de energia y potencia total. Corresponde a la
variable “Costo por compras de energia y potencia total” (CEP)




Variable

Definicién

del instrumento regulatorio denominado “Metodologia tarifaria
ordinaria para el servicio de distribucion de energia eléctrica
brindado por operadores publicos y cooperativas”, resoluciéon
RJD-139-2015, publicada en el Alcance N.° 3 de La Gaceta N.°
154 del 10 de octubre del 2015 y sus reformas o la metodologia
gue la sustituya.

CONe,t+1

Costos por contratos con terceros relacionados directamente con
los recursos energéticos distribuidos, en colones, para la empresa
“e” durante el periodo “t+1”.

COMA

Costos y gastos totales de operacion, mantenimiento Yy
administracion, asi como, otros costos en que incurran los
operadores para brindar el servicio. Corresponde al COMA de la
Férmula 18 del instrumento regulatorio denominado “Metodologia
tarifaria ordinaria para el servicio de distribucion de energia
eléctrica brindado por operadores publicos y cooperativas”,
resolucion RJD-139-2015, publicada en el Alcance N.° 3 de La
Gaceta N.° 154 del 10 de octubre del 2015 y sus reformas o la
metodologia que la sustituya.

COMAe,t+1

Costos de operacion, mantenimiento y administrativos
relacionados con los recursos energéticos distribuidos, en
colones, para la empresa “e” durante el periodo “t+1”. Ver la
seccion 2.2. denominada “Costos de operacién, mantenimiento y
administrativos (COMA)”.

COMAAe t+1

Costos de operacion, mantenimiento y administrativos asignados
relacionados con los recursos energéticos distribuidos, en
colones, para la empresa “e” durante el periodo “t+1".
Corresponde a una asignacion proporcional de los costos de
operacion, mantenimiento y administrativos efectuados por las
empresas distribuidoras para la operacion del sistema de
distribucion. Ver la seccion 2.2.2. denominada “Costos de
operacion, mantenimiento 'y administrativos asignados

(COMAA)”.

COMADe,t+1

Costos de operacion, mantenimiento y administrativos directos
relacionados con los recursos energéticos distribuidos, en
colones, para la empresa “e” durante el periodo “t+1”. Ver la
seccién 2.2.1. denominada “Costos de operacion, mantenimiento
y administrativos directos (COMAD)”.

COMASDe t+1

Costos de operacién, mantenimiento y administrativos para el

(Pl

servicio de distribucién de energia de la empresa “e” en el periodo
“t+1”. Ver formula 4.5.




Variable

Definicién

Creg

Canon de regulacion. Corresponde a la variable “Canon de
regulacion” (Creg) del instrumento regulatorio denominado
“Metodologia tarifaria ordinaria para el servicio de distribucién de
energia eléctrica brindado por operadores publicos vy
cooperativas”, resolucion RJD-139-2015, publicada en el Alcance
N.° 3 de La Gaceta N.° 154 del 10 de octubre del 2015 y sus
reformas o la metodologia que la sustituya.

CregDERe,t+1

[{pg )

Canon regulacién vigente para la empresa “e” en el periodo “t+1”
(monto absoluto). Monto autorizado como pago por los servicios
de regulacion de los recursos energéticos distribuidos. Ver la
seccion 2.5. denominada “Canon de regulacién (CregDER)’.

CregDERNEe,t+1

(gl

Nuevo canon de regulacion autorizado para la empresa “e” para
el periodo “t+1” (monto absoluto).

DEPe,t+1

Costos por depreciacion de los activos relacionados directamente
con los recursos energéticos distribuidos, en colones, para la
empresa “e” durante el periodo “t+1”. Considera los activos
incluidos en la variable relacionada con la base tarifaria de
inversiones directas (BTD).

DEPIPet+1

Costo por concepto de la depreciacion de los activos relacionados
con la Inversion especifica realizada para cubrir alguna necesidad
particular relacionada con los recursos energéticos distribuidos
interconectados a la red de distribucién, pero que no puede
asignarse exclusivamente a esta actividad de la empresa “e” en
el periodo “t+1”. Se vincula con las Inversiones especificas
realizadas para cubrir alguna necesidad particular relacionada
con los recursos energéticos distribuidos interconectados a la red

de distribucién (IP) considerada en la férmula 4.9.

IDERe,t+1

Ingresos generados por los recursos energéticos distribuidos
interconectados a la red de distribucién de la empresa “e” para el
periodo “t+1”. Estos se calcularan tomando en cuenta los ingresos
totales de los PDER; es decir, tanto los ingresos por venta de
excedentes de energia y potencia, la provision de servicios
auxiliares o cualquier otro servicio que pueda suministrar, asi
como el monto de la energia autogenerada y consumida por los
PDER valorada al precio promedio ponderado al cual la
respectiva empresa distribuidora adquiere la energia que
distribuye, considerando tanto la generacion propia como la
compra a terceros.

|Pe,t+l

Inversion especifica realizada para cubrir alguna necesidad
particular relacionada con los recursos energéticos distribuidos




Variable

Definicién

interconectados a la red de distribucion, pero que no puede
asignarse exclusivamente a esta actividad, para la empresa “e”
para el periodo "t+1". Corresponde a la proporcion de la
respectiva inversion que si es posible asignar a la tarifa TDER,
segun valoraciones especificas para cada inversion o subgrupo

de ellas.

IVe t+1

Ingresos por ventas de energia y potencia a usuarios de la red de
distribucién de energia por la empresa “e” para el periodo “t+1”.
Corresponde a la variable “Ingresos por ventas de energia y
potencia a usuarios” (lv) de la féormula 10 del instrumento
regulatorio denominado “Metodologia tarifaria ordinaria para el
servicio de distribucion de energia eléctrica brindado por
operadores publicos y cooperativas”, resolucion RJD-139-2015,
publicada en el Alcance N.° 3 de La Gaceta N.° 154 del 10 de
octubre del 2015 y sus reformas o la metodologia que la sustituya.

MSUe,t+1

Costos en materiales y suministros relacionados directamente
con los recursos energéticos distribuidos, en colones, para la

empresa “e” durante el periodo “t+1”.

N

Cantidad de meses considerados en el periodo de la informacion
financiero-contable.

NTDERe,t+1

Nueva tarifa mensual de los recursos energéticos distribuidos

para la empresa “e” en el periodo “t+1” por cada kW de capacidad
instalada (colones/kW) con ajuste del canon de regulacion.

OTRe+1

Otros costos 0 montos netos relacionados directamente con los
recursos energéticos distribuidos contemplados en la Ley N.°
10086, su reglamento y resto de la normativa técnica que derivan
de esta ley, que no estén contemplados en los rubros anteriores,
debidamente justificados por la empresa y avalados por la
ARESEP, en colones, para la empresa “e” durante el periodo
“t+1”.

Peaje

Costo por el transporte de energia. Corresponde a la variable
“Costo por el transporte de energia” (Peaje) del instrumento
regulatorio denominado “Metodologia tarifaria ordinaria para el
servicio de distribucion de energia eléctrica brindado por
operadores publicos y cooperativas”, resolucion RJD-139-2015,
publicada en el Alcance N.° 3 de La Gaceta N.° 154 del 10 de
octubre del 2015y sus reformas o la metodologia que la sustituya.

P|e,t+1

Porcentaje de participacion relativa de los ingresos generados por
los recursos energéticos distribuidos interconectados a la red de




Variable

Definicién

distribucion respecto a los ingresos totales generados por la

empresa “e” y sus PDER para el periodo "t+1". Ver formula 4.6.

Re,t+1

(gl

Tasa de rédito para el desarrollo para la empresa “e” en el periodo
“+1”. Ver la seccion 2.3. denominada “Tasa de rédito para el
desarrollo (R)”.

SASe t+1

Costos por concepto de salarios y cargas sociales relacionados
directamente con los recursos energéticos distribuidos, en
colones, para la empresa “e” durante el periodo “t+1”.

TDERe,t,+1

Tarifa mensual de los recursos energéticos distribuidos para la
empresa “€” en el periodo “t+1”, por cada kW de capacidad

instalada (colones/kW).

TRAe t+1

Costos por transporte relacionados directamente con los recursos
energeéticos distribuidos, en colones, para la empresa “e” durante
el periodo “t+1”.

VIAet+1

Costos por concepto de vidticos relacionados directamente con
los recursos energéticos distribuidos, en colones, para la empresa
“e” durante el periodo “t+1”.

y

Cantidad total de meses del periodo.

ATDERe,Hl

Cambio absoluto mensual requerido en las tarifas aprobadas para
la empresa “e” en el periodo “t+1” por KW de capacidad instalada
por concepto de actualizacion de canon.

% TDERe,t+1

Ajuste porcentual requerido en las tarifas vigentes para la
empresa “e” para el periodo “t+1” por concepto de actualizacion
del canon de regulacion.

e Empresa distribuidora que presta el servicio solicitado.
Cantidad total de propietarios de recursos energéticos distribuidos
(PDER) interconectados a la red de distribucion de la empresa “e”.
n Cada uno de los meses del periodo.
t+1 Periodo en el que estara vigente la tarifa.
w Cada uno de los propietarios de recursos energéticos distribuidos

(PDER) interconectados a la red de distribucion de la empresa “e”.
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ANEXOS

Anexo A. Determinacion del factor de carga implicito

A continuacion, se procede a detallar el proceso matematico para la determinacién

del factor de carga implicito.

En primera instancia partimos de la igualdad de un monto cobrado con una tarifa en
blogque mondmico y una tarifa en bloque bindmico:

PME,,,  * ECMgy,1 = PBEg,1 * ECM 1 + PP q *PIT(q  (Férmula 2.13)

Donde:

PME; 41

ECMj 41

PBES,‘C+1

Precio mondmico de la energia en colones por kWh
para el grupo tarifario “s” en el periodo “t+1”. Para las
tarifas que poseen un bloque mondmico y otro
bindmico, se tomara el valor de la tarifa de energia en
kWh del bloque mondmico.

Estimacion del total de la energia comprada
mensualmente por los clientes con generacion
distribuida para el grupo tarifario “s” en kWh en el
periodo “t+1”.

Precio de la energia del bloque tarifario binébmico en
colones por kWh para el grupo tarifario “s” en el
periodo “t+1”. Para las tarifas que poseen un bloque
mondmico y otro bindbmico, se tomara el valor de la
tarifa de energia en colones por kWh del bloque
bindmico. Para los casos en los cuales solo se tienen

bloques mondmicos, se hara una aproximaciéon de un



modo analogo a como se indica en la seccion 2.2.4.
Precio de la potencia para tarifas con blogques
exclusivamente mondémicos.

PPs 41 Precio de la potencia del bloque tarifario binbmico en
colones por kW para el grupo tarifario “s” en el periodo
“t+1”. Para las tarifas que poseen un bloque
monomico y otro bindmico, se tomara el valor de la
tarifa de potencia en kW del bloque binébmico. Para los
casos en los cuales soOlo se tienen bloques
mondmicos, se hara una aproximacion tal y como se
indica en la seccidn 2.2.4. Precio de la potencia para
tarifas con bloques exclusivamente monémicos.
Potencia implicita de todos los servicios con
generacion distribuida del grupo tarifario “s” en kW, en
el periodo “t+1”. Ver formula 2.7.

S = Indice de tarifa (residencial, media tension, comercios
y servicios, industria y preferencial, etcétera)®?, cada
tarifa mondmica representaria por tanto un estrato.

PITg 41

t+1 = Periodo en el que estara vigente el ajuste tarifario.

Ahora, tome la siguiente definicion para la potencia implicita:

ECM .
FCq, * 30 * 24

PITg 1 = (Férmula 2.14)

Donde:

Potencia implicita de todos los servicios con
generacion distribuida del grupo tarifario “s” en kW,
en el periodo “t+1”. Ver formula 2.7.

l:)ITS,t+1

ECMg 141 Estimacion del total de la energia comprada
mensualmente por los clientes con generacion
distribuida para el grupo tarifario “s” en kWh en el
periodo “t+1”.

Factor de carga implicito que permite igualar el monto
a pagar por el usuario con tarifa monomica, con el que

pagaria si le cobraran tarifa binémica, es decir, es el

FCst

62 Se refiere a los tipos de tarifa monémica establecidos actualmente mas cualquier otro que se llegue
a aprobar.



factor de carga que deberia tener un cliente para
pagar el mismo monto con la tarifa mondémica y con
la binébmica®3.

S - Indice de tarifa (residencial, media tension,
comercios y servicios, industria y preferencial,
etcétera)®4, cada tarifa mondémica representaria por
tanto un estrato.

t+1 = Periodo en el que estaréa vigente el ajuste tarifario.

Sustituyendo en la férmula previa, se tiene:

ECM, 11

PMEg 1 * ECMgy g = PBEggyq * ECMggyq + PPygyq * FCqp # 30 * 24

Y despejando el factor de carga, se tiene que:

ECMs 144

PMES,t+1 * ECMs,t+1 - P]-:"Es,t+1 * EC1v[s,t+1 = PPS't+1 * FCs,t * 30 x 24

30 * 24 _ 1
ECMg 41 * PPy FCgy

(PMEs,t+1 * ECMg 41 — PBEg 49 * ECMs,t+1) *

1 . ECMg 41 * PPgiyq _
(PMEg 41 * ECMgy; — PBEg 41 * ECMg 1) 30 * 24

ECMg 11 * PP 44 _
30 * 24 * (PMEg 4 * ECMg gy — PBEg sy * ECMg )

FCs ¢

PPs t+1
30 % 24 x (PMEg 4, — PBEg 4 *)

- FCS,t

63 Para calcular este valor se podria tomar como referencia el punto de corte actual de 3.000 kWh
que se aplica en varias tarifas.

64 Se refiere a los tipos de tarifa monémica establecidos actualmente mas cualquier otro que se llegue
a aprobar.



VI.

VII.

Tener como respuesta a las posiciones planteadas en la audiencia publica
celebrada el 25 de enero de 2023, lo sefialado en el oficio OF-0103-CDR-2023
del 22 de marzo 2023 que aval6 y adjunto el informe IN-0009-CDR-2023 del 21
de marzo de 2023, correspondiente al Informe de respuesta a las posiciones,
con los ajustes indicados en el Considerando XX. de la presente resolucion y
agradecer la valiosa participacion en este proceso.

Instruir a la Secretaria de Junta Directiva para que proceda a comunicar el
informe de posiciones planteadas y notificar la presente resolucién en un solo
acto a: la Asociacion Camara de Empresas de Distribucion de Energia y
Telecomunicaciones; la Asociacion Camara Costarricense de Empresarios de
Generacion Distribuida; la Compafia Nacional de Fuerza y Luz; el Instituto
Costarricense de Electricidad; al sefior Fabricio Ugalde Sanchez; la Empresa de
Servicios Publicos de Heredia; la empresa Enel Costa Rica Cam S.A. y la
Cooperativa de Electrificacion Rural de San Carlos R.L, (Coopelesca); en la
audiencia publica celebrada el 25 de enero 2023 por la DGAU, segun lo sefialado
en el oficio OF-0103-CDR-2023 del 22 de marzo de 2023 que avald y adjunto el
informe IN-0009-CDR-2023 del 21 de marzo de 2023.

Instruir a la Secretaria de Junta Directiva, de acuerdo con las funciones
establecidas en el RIOF, para que proceda a realizar la respectiva publicacién
en el diario oficial La Gaceta, la “Metodologia tarifaria derivada de la Ley N.°
10086 referentes a: a) Fijacién de los cargos de interconexién a las redes de
distribucion aplicable a los recursos energéticos distribuidos, b) Tarifa de acceso
a las redes de distribucién por parte del generador distribuido, c) Tarifa de
compra-venta de excedentes y reconocimiento econdmico entre empresas
distribuidoras, asi como por parte de los generadores distribuidos a la empresa
distribuidora, d) Tarifa para el reconocimiento de los costos, rentabilidad,
inversiones y canon en que incurren las empresas distribuidoras para la
integracion de recursos energéticos distribuidos al SEN (Tarifa T-DER)”.

Instruir a la Secretaria de Junta Directiva para que proceda a publicar la presente
resolucién en la pagina web institucional.

Comunicar la presente resolucion a la Direccion General Centro de Desarrollo
de la Regulacién, a la Direccion General de Atencién al Usuario y a la
Intendencia de Energia, para lo que corresponda.



En cumplimiento de lo que ordenan los articulos 245 y 345 de la Ley General de la
Administracion Publica (LGAP), se informa que contra esta resolucion puede
interponerse el recurso ordinario de reposicion y el recurso extraordinario de revision
ante la Junta Directiva.

De conformidad con el articulo 346 de la LGAP, el recurso de reposicion debera
interponerse dentro del plazo de tres dias habiles, contado a partir del dia habil

siguiente al de la notificacion de este acto y el extraordinario de revision, dentro de
los plazos sefalados en el articulo 354 de esa misma ley.

Rige a partir de su publicacion en el diario oficial La Gaceta.

PUBLIQUESE, NOTIFIQUESE Y COMUNIQUESE.

Eric Bogantes Cabezas, Presidente.—Alfredo Cordero Chinchilla, Secretario.—
1 vez—( IN2023764549 ).





