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Pronósticos de demanda
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• Antecedentes estudiados:

• Crecimiento del PIB v/s producción bruta de energía anual ( Ftes: Banco Central-ONS) 

Año 2001 2002 2003 2004 2005 2006 2007 2008 2009 2010 2011 2012 2013

Crecimiento PIB Real 2,5% 1,0% -6,6% 14,3% 4,4% 11,1% 5,3% 10,5% 0,7% 7,8% 4,5% 3,9% 4%

Inflación 4,4% 10,5% 42,7% 28,7% 7,4% 5,0% 8,9% 4,5% 5,8% 6,2% 7,8% 3,91%

Crecimiento Generación Bruta 

anual 6,8% 3,1% -14,7% 10,8% 9,0% 3,5% 5,0% -1,0% -19,7% 7,5% 4,0% 7,02% 3,38%

y = 5423.5x4 - 963.81x3 - 2.9343x2 + 5.9186x - 0.1201
R² = 0.6916
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• Procedimiento utilizado para el pronóstico

Prospección de la demanda general del país ( producción bruta o retiros totales)
– 1.- Análisis macroeconómico y estadistico actualizado respecto del período anterior

– 2.- Uso de los supuestos y escenarios del informe prospectivo 2015 – 2030 CNE ( demografía, hogares  y escenarios 
de crecimiento)

– 3.- Ajuste del consumo per cápita hecho por INECON, considerando las pérdidas no técnicas

– 4.- Se mantienen supuestos de crecimiento industrial y comercial, servicios y AP
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Pronósticos de demanda
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Pronósticos de demanda

CNE 2015 : Escenario 
conservador de crecimiento del 
consumo residencial
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Pronósticos de mercado

• Para el pronóstico por mercado se especificó el siguiente mix:

– Baja Tensión regulados, residenciales y otros BT (incluye todas las no BT1S)

– No se distinguió rurales de urbanos

– Media tensión Regulados y Media tensión de precio libre

– Libres directamente conectados a SSEE de poder (Libres asociados a Tx)

– Para las categorías anteriores, según tipo de medida (Simple energía, Energía demanda contratada /leida / horaria, 
doble horaria)

– Se separó el mix según sector geográfico ( por provincia)

• No se pronostica por clave tarifaria

• No se establece diferencia entre zonas urbanas y rurales, pero se abre por zona geográfica

• Crecimiento base  residencial, vegetativo, más ajustes por recuperación de ventas a mercado “no pago” 
que es mucho más relevante al crecimiento, que el vegetativo.

http://www.inecon.net/
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Pronósticos de mercado

INECON 2015 : Pronóstico 
EDESUR
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Pronósticos de mercado

INECON 2015 : Pronóstico 
EDEESTE
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Pronósticos de mercado

INECON 2015 : Pronóstico 
EDENORTE
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Pronósticos de mercado

• Análisis por área geográfica
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Pronósticos de mercado

Nota: No contiene ajustes por hurtos ni cortes

• Análisis por área geográfica
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Pronósticos de mercado

Nota: No contiene ajustes por hurtos ni cortes

• EDESUR : Proyecciones de facturación MWh ( truncado a partir de 2020)
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Pronósticos de mercado

Nota: No contiene ajustes por hurtos ni cortes

• EDESUR : Clientes Facturados ( proyección truncada a partir de 2020)
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Pronósticos de mercado

Nota: No contiene ajustes por hurtos ni cortes

• EDEESTE : Proyecciones de facturación MWh ( truncado a partir de 2020)
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Pronósticos de mercado

Nota: No contiene ajustes por hurtos ni cortes

• EDEESTE : Clientes Facturados ( proyección truncada a partir de 2020)
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Pronósticos de mercado

• EDENORTE : Proyecciones de facturación MWh ( truncado a partir de 2020)
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Pronósticos de mercado

• EDENORTE : Clientes Facturados ( proyección truncada a partir de 2020)
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1.     ASPECTOS A CONSIDERAR EN EL PLAN DE DESARROLLO (PROYECTO DE REPOSICIÓN 
EFICIENTE):

• INVENTARIO BASE DE LAS EMPRESAS

• RELACIONES ENTRE LA INFRAESTRUCTURA Y EL MERCADO ATENDIDO POR ZONA 
GEOGRÁFICA (Densidades, factores de uso, factores de carga y otros

• DISTORSIONES DEL MERCADO BASE Y/O LAS PROYECCIONES
• CORTES POR GESTIÓN DE DEMANDA

• PÉRDIDAS NO TÉCNICAS  

• MÉTODO PARA PROYECTAR LA INFRAESTRUCTURA FÍSICA, Y DRIVERS DE EFICIENCIA
• EFICIENCIA EN LA CANTIDAD DE OBRA: SE ACTÚA SOBRE EL  FACTOR DE UTILIZACIÓN,  LA CEM Y EL DIMENSIONAMIENTO 

MODULAR

• EFICIENCIA EN LOS PRECIOS DE LOS MÓDULOS – SE ESCOJE EL MÓDULO OPERACIONAL DE MENOR COSTO TOTAL

• USO INCREMENTAL  DE CONDUCTORES DE ALUMINIO SALVO CU #6. Y PRIMERA MILLA (Subestación)

• CONSIDERAR TANTO LA REPOSICIÓN COMO EL COSTO DE RETIRO EN CASO DE REFUERZOS

• RESTRICCIONES
– POSICIÓN Y CARACTERÍSTICAS DE SSEE PRIMARIAS

– SE RESPETA EL ESTÁNDAR CONSTRUCTIVO GENERAL, LMITANDO EL DESARROLLO MARGINAL SÓLO A 7,2/12,5 KV

– SE SINTETZA LA RED DE BT

– SE CORRIGE LA PORCIÓN EXCESIVA DE HURTOS .

18

Metodología para el desarrollo eléctrico
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Generalidades

• El desarrollo incremental de la infraestructura de redes y equipos, se produce debido al
crecimiento del mercado. Si éste crecimiento fuera nulo, sólo se requeriría realizar gastos de
OyM anuales y reemplazar activos al terminar sus respectivas vidas útiles.

• La expansión de las redes para un año cualquiera, que permite prestar el servicio al
crecimiento de la demanda del año siguiente y que cumple con los estándares de calidad
exigidos, se puede describir mediante una ecuación como la siguiente:

• Donde:
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Metodología para el desarrollo eléctrico
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Capacidad incremental en conductores y equipos

Longitud de redes en la disposición del plan

Crecimiento de las ventas de energía y del número de usuarios por categoría y nivel de 
Tensión

Factores de diversidad estadística, de potencia y de carga del grupo de crecimiento

Factores de ajuste del modelo descriptivo de la potencia, densidades de carga y otros

Vector descriptivo de la infraestructura base del año previo al del cálculo 
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DEMANDA DE POTENCIA

• El mercado está compuesto por un número creciente de usuarios “U”, que demandan energía a las redes
en cantidades variables “E”. La potencia resultante de la tasa de demanda de Energía en el corto plazo es
la que determina las inversiones en redes y equipos para transmitir y distribuir.

CRECIMIENTO DE LA INFRAESTRUCTURA:

1. Política de cargabilidad de transformadores por zona

2. Aporte de potencia y de diversidad de grupos de usuarios según el mercado proyectado
y el balance de potencia coincidente que se proyecta para cada uno de los 15 años)

3. Densidad de carga por km2 y por km lineal de redes MT según sector geográfico

4. Tasas específicas de creación de infraestructura modular: empalmes, refuerzos de red,
reemplazos de transformadores, nuevos transformadores, km red MT/BT etc.

• BALANCE DE ENERGÍA Y POTENCIA ANUAL

Se proyectan 15 años de operación agregada, potencia coincidente, energía, clientes para un mundo sin cortes, 
y sin pérdidas no técnicas significativas. 
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Metodología para el desarrollo eléctrico

Nota : 
• Simplificación 1: Demanda coincidente de compras es la demanda coincidente de las redes
• Aporte de potencia de los residenciales: FDZ Suma(Ki x fdi)
• Aporte de potencia de otros BT y MT : FDZnr Suma ( fdi x Ei /(fci x 8760)

http://www.inecon.net/


www.inecon.net 21

Metodología para el desarrollo eléctrico

Parámetros BTS1 modelados (Año 2014)

EMPRESA SECTOR
Residencial, 

Específico

Horas de 

Uso DE LA 

POTENCIA

KWh/mes H/m

D 87,4 600

G 159,9 600

H 141,4 600

A 124,9 560

B 148,4 560

C 129,3 550

D 131,4 560

E 162,5 550

E 112,9 551

F 103,7 550

G 229,0 550

EDEESTE

EDENORTE

EDESUR

Nota : Las horas de uso tarifarias se fijaron en un solo valor (550 h)

http://www.inecon.net/
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Metodología para el desarrollo eléctrico

Políticas de desarrollo modeladas: 

• Nuevas troncales cuando los circuitos MT alcanzan la CEM (8 / 12 / 14 MVA en 12,5 kV)
• Nuevos transformadores MT/BT cuando se supera la política de cargabilidad en la zona
• Nuevas redes BT con cada nuevo transformador MT/BT
• Relación MT/BT según estándares urbano / rurales
• Se adicionan km de red MT y módulos constructivos  en función de la carga total en 

MT/BT, y la distribución de las redes existentes en la zona de desarrollo (variaciones por 
densidad, proporción de circuitos monofásicos y otros)

Pérdidas no técnicas:
• Parte del stock de pérdidas no técnicas se modeló como clientes a regularizar
• Como contrapartida al plan de inversión resultante, la empresa de referencia se modela 

sin grandes hurtos ni pérdidas administrativas

http://www.inecon.net/
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Metodología para el desarrollo eléctrico

EMPRESA REAL UNIDAD

SECTOR D G H A B C D E E F G

SUPERFICIE km2 8.084 3.500 8.461 4.981 4.757 3.654 8.084 6.273 6.273 10.429 3.500

KVA (tot) kVA 71.127 1.426.313 439.091 202.320 1.156.062 469.635 353.783 103.425 150.552 139.744 2.426.148

METROS_RED MT m 1.078.201 3.109.027 2.631.795 1.695.789 4.032.741 2.819.387 2.493.886 567.274 1.179.193 1.517.978 3.845.602

TRAMO_MEDIO m 52 24 34 65 55 57 61 55 61 63 48

TTDD MT/BT-cia Cantidad 1.064 13.406 5.000 3.120 14.132 7.575 5.529 1.622 2.242 2.791 22.129

kVA 39.425 848.017 281.427 131.187 709.920 302.220 219.974 70.626 104.210 112.207 1.660.585

TTDD MT/BT-part Cantidad 1.062 6.076 2.411 860 4.959 2.550 2.061 570 692 370 4.370

kVA 31.702 578.296 157.664 71.133 446.142 167.415 133.809 32.799 46.342 27.537 765.563

Rad Medio BT BT (m) 182 162 158 98 143 112 90 70 158 163 139

Unitario m 15 8 15 17 15 15 15 14,5 15 15 7,5

Long RED mt 1.046.311 2.962.912 2.520.630 1.628.129 3.746.376 2.667.512 2.380.036 535.490 1.135.183 1.470.563 3.646.860

Troncal_3F mt 226.425 1.193.467 1.011.063 695.858 1.201.251 634.025 692.414 148.068 292.760 371.331 1.119.702

Troncal_1 tramo mt 80.687 631.299 446.487 67.685 138.401 35.018 33.465 11.602 113.518 147.056 364.686

Ramales mt 739.199 1.138.146 1.063.080 864.586 2.406.724 1.998.469 1.654.157 375.820 728.905 952.176 2.162.472

Postes MT # 20.661 128.866 76.897 26.052 73.190 49.691 40.940 10.260 19.273 24.060 79.291

Densidad kVA/km 37 273 107 77 176 107 88 125 88 74 432

Tasa km Subt % 0% 3% 0% 0% 3% 1% 1% 1% 0% 0% 3%

Tasa TTDD/sub % 0% 3% 0% 0% 3% 1% 1% 1% 0% 0% 3%

Tasa Trif/total (longitud) % 22% 40% 40% 52% 31% 26% 31% 31% 95% 92% 77%

kVA/km kVA/km 38 286 112 81 189 113 92 132 92 76 455

Empresa de Referencia

Linea trifásica/total red 22% 40% 40% 43% 32% 24% 29% 28% 26% 25% 31%

Pesada/Total Trif 8% 21% 18% 10% 12% 6% 5% 8% 10% 10% 10%

mt/kVA 15 2 6 8 3 6 7 5 8 11 2

Troncal/ total m3f 22% 40% 40% 43% 32% 24% 29% 28% 26% 25% 31%

Salidas/ total m3f 8% 21% 18% 4% 4% 1% 1% 2% 10% 10% 10%

Relación Sb/Total 0% 3% 0% 0% 3% 1% 1% 1% 0% 0% 3%

km MT Total 1.046.311 2.962.912 2.520.630 1.628.129 3.746.376 2.667.512 2.380.036 535.490 1.135.183 1.470.563 3.646.860

km MT Subt 3.119 86.282 2.490 7.955 123.149 24.656 25.975 4.568 1.187 2.940 105.886

de troncales m 10 121 63 12 57 21 15 8 14 9 181

Total m 31.890 146.115 111.165 67.660 286.365 151.875 113.850 31.784 44.010 47.415 198.743

EDEESTE EDENORTE EDESUR

Resumen Características de la Infraestructura (Año 2014)
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Metodología para el desarrollo eléctrico

Resumen Flujo físico (Año 2014)
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Metodología para el desarrollo eléctrico

Resumen Flujo físico (Año 2014)
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• Algunas situaciones generan distorsiones en el modelo y se deben 
considerar, estimar sus efectos en tarifas (V.A.D’s).

• Las empresas no dan servicio las 24 horas a una parte importante de la población, existen 
clientes con cortes y clientes sin cortes > La empresa de referencia da servicio del mismo 
tipo y calidad a todos los clientes, de forma continua

• Las empresas muestran un nivel de pérdidas no técnicas demasiado elevado que implica que 
las pérdidas valorizadas son del orden del margen de comercialización eficiente. > La 
empresa de referencia no tiene permitidas las pérdidas no técnicas superiores a niveles 
naturales para un mercado y una gestión sana

• Como resultado de la gestión de la demanda, hay infraestructura que en la empresa modelo 
se instala para la potencia suministrada, que las empresas reales en realidad no utilizan, 
debido a que controlan punta, se altera el factor de uso de instalaciones y sus  compras de 
energía no se corresponden con el uso de potencia que predicen los modelos de mercado.

• Como resultado de que las pérdidas no técnicas son demasiado elevadas, si éstas se 
consideraran demanda, entonces la infraestructura de la empresa modelo debería ser 
ajustada a una demanda mayor, incidiendo en un fuerte descuento de los ingresos tarifarios, 
el cual de aplicarse agravaría la condición de las empresas. Por lo tanto se ha optado por 
incluir en el plan tarifario, las acciones para recuperar al menos la mitad del hurto existente, 
con lo cual se impacta tanto la facturación, como las inversiones y el COyM. 

26

Distorsiones a resolver en la empresa de 

referencia

http://www.inecon.net/


www.inecon.net

• La gestión de la demanda

• La corrección se efectuó al denominador de la demanda de las empresas, que sirve de base al 
CID, descontando aquella potencia que claramente no está presente en la operación diaria. 
Esta menor demanda causa distorsiones también en diversos indicadores técnicos, como 
factores de utilización y factores de carga.

27

Distorsiones a resolver en la empresa de 

referencia
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Distorsiones a resolver en la empresa de 

referencia

• El problema de las pérdidas no técnicas

– En el caso de las pérdidas no técnicas que son sumamente elevadas, se ha optado por 
insertar un plan de recuperación en el modelo del CID, para reflejar así los efectos en 
las inversiones y en la demanda suministrada a clientes pago.

– Por o anterior, la tarifa tiende a subir anticipando la ejecución de las inversiones
pertinentes, lo que se entiende proporciona los retornos para que los déficit de
inversiones y gastos orientados a corregir el problema del hurto puedan llevarse a
cabo. Sin dicho ajuste, la empresa no podría tomar deuda para acometer estos planes,
que ya son de montos muy elevados.

– Se relata sí un plan de inversiones y gastos necesario para reducir el hurto de energía
de forma que en el plazo de entre seis y siete años, las pérdidas no técnicas sean un
50% de las actuales ( aproximadamente la meta es llegar al 10% de pérdidas no
técnicas).

http://www.inecon.net/


www.inecon.net

Distorsiones a resolver en la empresa de 

referencia

29

Plan “tarifario” de reducción de hurtos
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EDEESTE : Perfil del proyecto de control de hurto

EDEESTE Proyecto de control de hurto

Año
Clientes 

captados
MWh MWh

Inversión 

en 

Empalmes

Inversión 

en Redes 

BT

Inversión 

en Redes 

MT

Total (incl  

O&M)

Factura

ción
Flujo Neto

(nuevos) (nuevos) Facturable MUSD MUSD MUSD MUSD MUSD MUSD

2014 VAN= $ 72,760

2015

2016 48,645 47,283 47,283 4,273 2,479 1,615 11,571 1,050 -10,521

2017 30,666 77,091 124,988 2,694 11,347 8,852 26,818 2,775 -24,043

2018 28,366 57,380 183,993 2,492 8,059 5,797 19,263 4,085 -15,178

2019 26,239 53,077 239,461 2,305 7,572 5,327 17,904 5,316 -12,588

2020 24,271 49,096 291,670 2,132 7,129 4,905 16,465 6,475 -9,990

2021 22,451 45,414 340,875 1,972 6,729 4,682 15,560 7,567 -7,992

2022 20,767 42,008 387,314 1,824 6,366 4,204 14,432 8,598 -5,833

2023 19,209 38,857 431,206 1,687 6,039 3,967 13,623 9,573 -4,051

2024 18,672 455,484 2,892 3,713 7,265 10,112 2,847

2025 461,405 2,179 2,763 4,941 10,243 5,302

2026 467,403 10,376 10,376

2027 473,479 10,511 10,511

2028 479,635 10,648 10,648

2029 485,870 10,786 10,786

2030 492,186 10,927 10,927

http://www.inecon.net/


www.inecon.net

Distorsiones a resolver en la empresa de 

referencia

31

EDENORTE : Perfil del proyecto de control de hurto

EDENORTE Proyecto de control de hurto

Año
Clientes 

captados
MWh MWh

Inversión 

en 

Empalmes

Inversión 

en Redes 

BT

Inversión 

en Redes 

MT

Total 

(incl 

O&M)

Facturación 

neta
Flujo Neto

(nuevos) (nuevos) Facturable MUSD MUSD MUSD MUSD MUSD MUSD

2014 VAN= $ 73,158

2015

2016 40,584 39,448 39,448 3,565 3,695 3,217 13,698 876 -12,823

2017 36,931 75,345 115,306 3,244 10,870 8,766 26,954 2,560 -24,394

2018 33,608 68,564 185,369 2,952 9,841 7,850 24,114 4,115 -19,998

2019 30,583 62,393 250,172 2,686 8,918 7,054 21,808 5,554 -16,254

2020 27,831 56,778 310,202 2,445 8,089 6,400 19,595 6,886 -12,708

2021 25,326 51,668 365,902 2,225 7,346 5,772 17,784 8,123 -9,661

2022 23,046 47,018 417,677 2,024 6,682 5,198 16,148 9,272 -6,875

2023 20,972 42,786 465,893 1,842 6,086 4,885 14,898 10,343 -4,555

2024 20,385 492,335 0 2,330 3,569 6,489 10,930 4,441

2025 498,735 0 0 3,516 3,516 11,072 7,556

2026 505,218 11,216 11,216

2027 511,786 11,362 11,362

2028 518,440 11,509 11,509

2029 525,179 11,659 11,659

2030 532,007 11,811 11,811
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EDESUR : Perfil del proyecto de control de hurto

EDESUR Proyecto de control de hurto

Año
Clientes 

captados
MWh MWh

Inversión en 

Empalmes

Inversión 

en Redes 

BT

Inversión 

en Redes 

MT

Total (incl 

O&M)

Factura

ción
Flujo Neto

(nuevos) (nuevos)
Facturabl

e
MUSD MUSD MUSD MUSD MUSD MUSD

2014 VAN= $ 64,509

2015

2016 31,810 30,920 30,920 2,794 5,484 3,117 13,898 686 -13,212

2017 23,593 53,852 85,174 2,072 5,740 3,058 13,124 1,891 -11,233

2018 21,469 43,800 130,081 1,886 4,957 2,662 11,571 2,888 -8,683

2019 19,537 39,858 171,631 1,716 4,489 2,596 10,700 3,810 -6,890

2020 17,779 36,271 210,133 1,562 4,076 2,305 9,464 4,665 -4,799

2021 16,179 33,007 245,871 1,421 3,708 2,334 8,898 5,458 -3,440

2022 14,723 30,036 279,104 1,293 3,382 2,089 8,094 6,196 -1,898

2023 13,398 27,333 310,065 1,177 3,094 2,120 7,652 6,883 -768

2024 13,022 327,118 7,262 7,262

2025 331,371 7,356 7,356

2026 335,678 7,452 7,452

2027 340,042 7,549 7,549

2028 344,463 7,647 7,647

2029 348,941 7,746 7,746

2030 353,477 7,847 7,847
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• Costos del plan tarifario del control de hurto para las tres empresas

 
EDEESTE O&M 

 
EDEESTE EDDESTE 

Año O&M Inspección Comercial 
Gasto Total 

Capex+Opex 
Gasto Maximo ( Capex+Opex) 

 
MUSD MUSD MUSD USD/clte USD/clte 

 
Técnico Inspección Comercial (I+OyM) (I+OyM) 

      
2016 837 1200 1,167 238 404 

2017 2,289 900 736 874 1,487 

2018 1,635 600 681 679 1,154 

2019 1,520 550 630 682 1,160 

2020 1,417 300 583 678 1,153 

2021 1,338 300 539 693 1,178 

2022 1,239 300 498 695 1,181 

2023 1,169 300 461 709 1,206 

2024 660 
 

0 
  

      

 
Nota : Tarifa de venta : 105 USD/MWh 

  

 
Tarifa de compra  : 72 USD/MWh 

  

 
Valor residual , perpetuidad del año de facturación 15 

 
Tasa de retorno : 9,02 % anual (antes de impuestos) 
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• Costos del plan tarifario del control de hurto para las tres empresas

 
EDENORTE O&M 

 
EDENORTE EDENORTE 

 
O&M Inspección Comercial 

Gasto Total 
Capex+Opex 

Gasto Maximo ( Capex+Opex) 

 
MUSD MUSD MUSD USD/clte USD/clte 

 
Técnico Inspección Comercial (I+OyM) (I+OyM) 

      
2016 1,048 1200 974 338 547 

2017 2,288 900 886 730 1,182 

2018 2,064 600 807 718 1,162 

2019 1,866 550 734 713 1,155 

2020 1,693 300 668 704 1,141 

2021 1,534 300 608 702 1,138 

2022 1,390 300 553 701 1,135 

2023 1,281 300 503 710 1,151 

2024 590 
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• Costos del plan tarifario del control de hurto para las tres empresas

  EDESUR O&M   EDESUR EDESUR 

 

O&M Inspección Comercial 
Gasto Total 

Capex+Opex 
Gasto Maximo ( Capex+Opex) 

 

MUSD MUSD MUSD USD/clte USD/clte 

 

Técnico Inspección Comercial (I+OyM) (I+OyM) 

   
      

2016 1,140 600 763 437 896 

2017 1,087 600 566 556 1,140 

2018 951 600 515 539 1,105 

2019 880 550 469 548 1,123 

2020 794 300 427 532 1,091 

2021 746 300 388 550 1,127 

2022 676 300 353 550 1,127 

2023 639 300 322 571 1,171 

2024 0   0     
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• Costos del plan tarifario del control de hurto para las tres empresas

Nota : El financiamiento del 
costo de compra es esencial al 
menos mientras se disciplina 
la facturación y los programas 
de regularización y deuda que 

adquieren los usuarios. 

Gastos totales asociados al Plan para las tres 

EDE's

Año

Gasto 

O&M
Inspectores Comercial Total OyM

Costo de 

Inversión

Costo de 

Compra 
Total

MUSD MUSD MUSD MUSD MUSD MUSD MUSD

Total costo bruto del plan: 892.537

2016 3,024 3,000 2,905 8,929 30,239 9,741 48,909

2017 5,664 2,400 2,189 10,253 66,896 26,949 104,097

2018 4,650 1,800 2,003 8,452 54,948 41,354 104,754

2019 4,266 1,650 1,833 7,749 50,412 54,753 112,914

2020 3,904 900 1,677 6,481 45,523 67,234 119,239

2021 3,619 900 1,535 6,054 42,242 78,879 127,175

2022 3,306 900 1,405 5,611 38,674 89,763 134,048

2023 3,090 900 1,286 5,276 36,173 99,953 141,402
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Resultados físicos generales

INFRAESTRUCTURA (SECTORES DE 
PLANIFICACIÓN)
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• PROYECCIÓN DE LA INFRAESTRUCTURA FÍSICA

• Criterios de expansión : Enunciación de políticas (modelos) de expansión paramétricas

• Costos de expansión (inversión) sobre elementos modulares de  la red
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Resultados físicos generales

MERCADO 

PAGO SIN 

CORTES 

INFRA

ESTRU

CTURA 

BASE 

PROYECCIONES DE 
CRECIMIENTO POR 
SECTOR+ REC HURTO

Crecimientos

Anuales ( FÍSICO)

•Salidas MT
• desarrollo de troncales
• desarrollo trifásico MT
• desarrollo monofásico MT
• equipos MT
•Nuevos TTDD
•Nuevos TTPP
• Nuevos empalmes MT particulares
•Nuevas redes de BT
• Nuevos empalmes BT 
•Refuerzos MT
• Inversiones en SSEE primarias

Set de 
drivers que 

describen  la 
política de 

inversión en 
módulos de 

red
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• COSTOS MODULARES
– TRANSFORMADORES AT/MT, BARRA AT, BARRA MT, PROTECCIONES, SSAA, TERRENO, DIFERENTES CAPACIDADES

– SALIDAS MODULARES PARA NUEVOS ALIMENTADORES MT EN 12,5 /7,2 KV

– TRONCALES AÉREAS INICIALES EN 477 MCM ACSR

– SALIDAS SUBTERRÁNEAS XLPE 500 MCM AL

– LÍNEAS TRIFÁSICAS MT AÉREAS VARIOS TIPOS DE CONDUCTOR 4/0, N° 2, N° 4, 265 MCM AL Y N° 6 CU

– LÍNEAS MONOFÁSICAS EN SECCIONES N° 2 AWG E INFERIOR (AAAC)

– TRAMOS SOTERRADOS EN XLPE CON SOTERRAMIENTO SIMPLE

– EQUIPOS MT : RECONECTADORES / DESCONECTADORES Y SECCIONADORES BAJO CARGA Y DESC. FUSIBLES

– EQUIPO MT : BANCOS DE CONDENSADORES MT EN POSTE.

– TRANSFORMADORES AÉREOS Y EN GABINETE, TRIFÁSICOS Y MONOFÁSICOS MT/BT DIFERENTES CAPACIDADES

– RED BT MODULAR PARA DIFERENTES CAPACIDADES, NÚMERO DE SALIDAS, LONGITUD, CON PROPORCIÓN DE 
SOTERRAMIENTO Y CANALIZACIÓN EN MURO.

– EMPALMES BT Y ARRANQUES MT PARA TRANSFORMADORES

– MEDIDORES BT SIMPLES , BT CON LECTURA DEMANDA SIMPLE O DOBLE Y EN MT, SE AGREGA UN ECM.

• PRECIOS UNITARIOS:

– COTIZACIONES DE MATERIALES OBTENIDAS EN REPÚBLICA DOMINICANA ( SERPECA/EFRAIN MATEO/ A GERMAN)

– COSTOS DE INSTALACIONES ELÉCTRICAS COTIZADOS EN REPÚBLICA DOMINICANA  Y COSTOS INFORMADOS POR 
EMPRESAS DISTRIBUIDORAS

– COSTOS DE EQUIPO ELÉCTRICO Y CONDUCTORES, SEGÚN BASES DE DATOS DE TASACIONES Y PROYECTOS, 2013

,, 2014 Y 2015 
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Resultados físicos generales

Red BT, criterios diseño
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Resultados físicos generales

Plan de expansión resultante en Transformación primaria USD mil
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Resultados físicos generales

Costos modulares INECON para media tensión (USD mil )
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Resultados físicos generales

Valorización de redes en el año base 2014 (MT: según reportado, BT: modelado) (USD mil )
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Resultados físicos generales

Inversiones en redes  de distribución y equipos
(cifras en miles de USD / año)

 -

 5,000

 10,000

 15,000

 20,000

 25,000

 30,000

EDEESTE EDENORTE EDESUR

Inversiones en redes MT, BT y transformadores MT/BT 

(miles de USD/año)

Año EDEESTE EDENORTE EDESUR

2015 6,509 5,166 7,045 
2016 8,735 10,928 10,994 
2017 24,840 23,652 11,191 
2018 18,497 21,707 10,012 
2019 17,540 19,988 9,478 
2020 16,675 18,505 8,774 
2021 16,052 17,134 8,435 
2022 15,211 15,896 7,864 
2023 14,647 14,987 7,607 
2024 12,991 11,302 4,507 
2025 11,106 10,148 4,674 
2026 8,065 7,202 4,027 
2027 8,200 7,441 4,262 

• Excluye conexiones a clientes

• Excluye otras inversiones tarifarias 

• Tecnología regular ( excluye innovaciones tecnológicas)
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• Transformación primaria (MVA)
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Resultados físicos generales

EDESUR
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• Redes MT  (Km)
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Resultados físicos generales
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Resultados físicos generales
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Tipos de clientes y crecimiento
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• Se trabajó bajo el concepto de establecer las pérdidas de diseño admisibles para circuitos 
con políticas de desarrollo como los que se dan en las EDE’s

• Es compatible el valor de las pérdidas eléctricas de la Media Tensión, con la saturación de la 
CEM, la necesidad de mantener respaldos de zona con alimentadores vecinos por razones 
operacionales permanentes (estacionales) o de contingencia.

• En el caso de los transformadores MT/BT las pérdidas de éstos según la población en su 
componente constante, y en la componente carga, en función del factor de utilización 
observado que es bastante reducido.

• Para el caso de las redes BT son pérdidas de un modelo de desarrollo donde prima la 
componente mecánica antes que la sección económica de conductores.

• Metodológicamente, se coleccionaron muestras de tramos cargados de:
– REDES DE MEDIA TENSIÓN REALES

– TRANSFORMADORES SEGÚN LA POBLACIÓN REAL 

– CONDUCTORES BT SEGÚN CAPACIDADES DE DISEÑO

– Para cargabilidad observada, factor de carga tipico, protocolos de parámetros serie y shunt de cada categoría de 
equipos, un análisis de muestra y de población cuando fue posible (caso de transformadores MT/BT y de poder)

– Para alimentadores MT se hizo un ajuste de modelo (fitting) con datos de muestras y se calcularon valores 
estadísticos equivalentes, con dependencia de la carga  nominal, de la longitud y de los factores de uso de 
transformadores MT/BT asociados

– Cuando corresponde, si una red MT supera su cargabilidad CEM, o tiene problemas de regulación de tensión, se la 
subdivide. Cada subdivisión es un subalimentador que nace de la troncal o de la subestación primaria más cercana.
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Pérdidas eléctricas
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• SE CALCULARON PÉRDIDAS ELÉCTRICAS ESTÁNDARES

– EN MT, RE DIMENSIONANDO REDES EN UNA MUESTRA REPRESENTATIVA, PARA SERVIR CARGAS EN MT Y BT

– SE DEFINE EL FACTOR DE USO  DE 0,55 EN LAS CARGAS MT, PARA ESTABLECER LA PUNTA DE LAS PÉRDIDAS DE 
POTENCIA

– SE VERIFICÓ QUE LOS DISEÑOS NO TUVIESEN REGULACIÓN DE LÍNEA SUPERIOR A 5%

– LOS DISEÑOS IMPLICARON MODIFICACIONES DE CONDUCTOR EN ALGUNOS CASOS RURALES 
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Pérdidas eléctricas MT
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• 4.1 MODELO DE CARGA Y PÉRDIDAS MT y redes BT

– SE ESCOGIÓ LA MODELACIÓN DE DISEÑO, BASADA EN DENSIDAD DE CARGA LINEAL Y DISPOSICIÓN TRIANGULAR CON 
SECCIÓN UNIFORME DE CONDUCTORES
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Pérdidas eléctricas ecuaciones básicas

Io

If

(x)

LA CORRIETE EN UN TRAMO DE LÍNEA MT 
DECRECE A LO LARGO DEL EJE X, SE ADOPTA 
UNA ECACIÓN LINEAL. AL FINAL DE LA LÍNEA
CUANDO X=Xf, SE ENTREGARÁ LA CORRIENTE
RESIDUAL if

2 2

3 ( )tramo m o o m mP R X I I I I W
       

2 2

1

2
( )

3
tramo m o o m mP R X I I I I W

        

LÍNEAS TRIFÁSICAS

LÍNEAS MONOFÁSICAS

PÉRDIDAS DE POTENCIA DE LA DISTRIBUCIÓN PÉRDIDAS DE ENERGÍA
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• PÉRDIDAS ELÉCTRICAS EN TRANSFORMADORES

– TODOS LOS TRANSFORMADORES SE MODELAN MEDIANTE SU PÉRDIDA SHUNT Y SU PÉRDIDA SÉRIE

– LOS PARÁMETROS DE PÉRDIDAS NOMINALES DEPENDEN FUERTEMENTE DE LA CAPACIDAD

– LOS TRANSFORMADORES DE MAYORES CAPACIDADES SON MÁS EFICIENTES QUE LOS DE MENOR CAPACIDAD

– LAS PÉRDUDAS NOMINALES EN EL COBRE (VARIABLES CON LA CARGA) SE TRATAN COMO LAS LÍNEAS, ASÍ 
DEPENDERÁN DEL CUADRADO DEL FACTOR DE UTILIZACIÓN  FU (SE USA 55%)

– LAS PÉRDIDAS NOMINALES EN EL FIERRO (PÉRDIDAS FIJAS) SE TRATAN COMO CONSUMOS FIJOS DE FACTOR DE 
CARGA UNO. SÓLO DEPENDEN DEL VOLTAJE APLICADO, QUE PARA ESTE CASO SE CONSIDERA EN 100%.

– ASÍ, DEL RESULTADO DE DISTRIBUIR LOS TRANSFORMADORES SEGÚN SU CAPACIDAD, Y ASIGNARLES LAS PÉRDIDAS 
DE UN MODELO DE COMPORTAMIENTO, SE PUEDEN INTEGRAR TODAS LAS PÉRDIDAS DE POTENCIA Y OBTENERSE 
UNA ESTIMACIÓN DE LAS PÉRDIDAS DE ENERGÍA.

• EMPALMES BT
– SE CONSIDERARON COMO LÍNEAS QUE APORTAN EN PROMEDIO UNA PÉRDIDA DE 1,5 W, PARA FACTORES DE CARGA 

DE 0,14 

• MEDIDORES 
– SE CONSIDERÓ UN CONSUMO FIJO CARACTERÍSTICO DE 0,5 W POR MEDIDOR INSTALADO
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Pérdidas eléctricas ecuaciones
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Pérdidas eléctricas : posibles otros efectos

• Hay otras fuentes de pérdidas técnicas muy menores respecto de las 

pérdidas joule y consumos de transformadores y equipos, que se 

despreciaron por estar por debajo de la precisión de los cálculos.
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