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€D ANEEL

AGENCIA NACIONAL DE ENERGIA ELETRICA

Nota Técnica n>292/2009-SRE/ANEEL

Em 21 de agosto de 2009.

Processo n° 48500.004341/2006-63

Assunto: Segunda revisdo tarifaria periodica
da concessionaria de distribuicdo de energia
elétrica CEPISA.

|. DO OBJETIVO

A presente Nota Técnica tem por objetivo apresentar a metodologia utilizada e os resultados
da segunda revisdo tarifaria periddica da concessiondria de distribuicdo de energia elétrica Companhia
Energética do Piaui — CEPISA.

2. Na secdo Il apresenta-se uma breve caracterizacdo da area de concessdo da CEPISA. A
secdo Il apresenta uma visdo geral do regime de regulacdo por incentivos aplicavel as concessionarias de
distribuicdo de energia elétrica.

3. A revisdo tarifaria periodica da CEPISA € apresentada na se¢do IV, onde se explicita a
metodologia adotada e os resultados obtidos para o reposicionamento tarifario e também os resultados do
célculo do Fator X a ser aplicado nos proximos reajustes tarifarios.

4. Na secdo V sdo apresentados os célculos dos componentes tarifarios financeiros externos a
revisao tarifaria periddica, que devem ser agregados as tarifas resultantes da revisdo. A secdo VI apresenta
0s comentarios finais sobre o processo de revisdo tarifaria, enquanto a secao VIl apresenta 0s aspectos
legais do processo de revisdo tarifaria periddica, destacando-se a legislagdo pertinente e o contrato de
concessao.

5. As conclusdes do processo de revisdo tarifaria periédica da CEPISA encontram-se na se¢ao
VIII, ressaltando-se que os resultados desta revisao tarifaria sdo aplicaveis para o periodo de agosto/2009 a
julho/2013. Finalmente, os anexos detalham as metodologias e dados utilizados.

[l. ANTECEDENTES

6. A CEPISA foi constituida como Sociedade Andnima em 8 de agosto de 1962, com a razédo
social de Centrais Elétricas do Piaui S.A. Em 1987, a Lei Estadual n® 4.126 alterou a raz&o social da CEPISA
para Companhia Energética do Piaui.

7. A partir da Lei Estadual n° 4.868, de 19 de dezembro de 1996, iniciou-se 0 processo de
alienacdo das acOes de propriedade do Estado que integravam o capital social da CEPISA.
Numa primeira fase, a ELETROBRAS ampliou sua participac&o acionaria na empresa para 48,86% das acdes
ordinarias e assumiu em 13 de janeiro de 1997 a gestdo da CEPISA de forma compartilhada com o
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Governo do Estado. No mesmo ano, em 20 de outubro, a ELETROBRAS adquire o controle acionério da
CEPISA.

8. Em 12 de fevereiro de 2001, foi assinado o Contrato de Concessao ne 04/2001, entre a
Uni&o, por intermédio da Agéncia Nacional de Energia Elétrica — ANEEL, e a Companhia Energética do Piaui
- CEPISA tendo por objeto regular a exploragdo do servico publico de distribuicdo de energia elétrica da
concessao, de que é titular a citada concessionaria.

9. A CEPISA é responsavel pela distribuicdo de energia a uma populacéo de cerca de 3 milhdes
de habitantes e cerca de 840 mil clientes, localizados nos 223 municipios do estado do Piaui abrangidos por
sua area de concessao, ilustrada na Figura 2 abaixo.

Fonte: Site IBGE

Figura 1 - Area de concessio da CEPISA

10. A CEPISA atende a cerca de 840 mil unidades consumidores, que perfazem uma média de
consumo anual de 2,18 MWh e um faturamento anual da ordem de R$ 600 milhdes (informacdo do
SAD/ANEEL relativa ao ano de 2008). A tabela 1 mostra a composi¢ao do mercado da concessionaria:

‘ Superintendéncia de Regulagdo Econdmica — SRE/ANEEL

| Processo n° 48500.004341/2006-63

* A Nota Técnica € um documento emitido pelas Unidades Organizacionais e destina-se a subsidiar as decisfes da Agéncia.
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CONSUMIDORES CONSUMO (MWh)
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Figura 2: Composi¢cdo do Mercado da CEPISA (2008)

11. Nos contratos de concessao das distribuidoras de energia elétrica, assinados a partir de 1995,
foram estabelecidas as tarifas iniciais e 0s mecanismos de sua alteracéo:

i) reajuste tarifario anual;
ii) revisdo tarifaria extraordinaria; e
iii) revisdo tarifaria periddica.

12. Segundo o contrato de concessdo, a receita inicial da concessionaria é dividida em duas
parcelas. A Parcela A envolve os chamados “custos ndo gerenciaveis” pela concessionaria, relacionados a
atividade de distribuicdo de energia elétrica e explicitamente indicados no contrato. S&o custos cujo montante
e variacdo escapam & vontade ou influéncia da concessiondria, como a energia elétrica adquirida para
atendimento aos clientes, os custos de transmissdo e 0s encargos setoriais. A Parcela B compreende o valor
remanescente da receita, envolvendo, portanto, 0s chamados “custos gerenciaveis”. Sdo custos proprios da
atividade de distribuicdo e de gestdo comercial dos clientes, que estao sujeitos ao controle ou influéncia das
praticas gerenciais adotadas pela concessionaria, ou seja, 0s custos de operacdo (pessoal, material e
servicos de terceiros). Além destes, a Parcela B inclui a remuneracdo do capital. A composicao de cada
parcela pode ser vista no quadro a seguir.

Tabela 1: Composicao da Receita de uma Distribuidora

‘ Superintendéncia de Regulagdo Econdmica — SRE/ANEEL

| Processo n° 48500.004341/2006-63

* A Nota Técnica € um documento emitido pelas Unidades Organizacionais e destina-se a subsidiar as decisfes da Agéncia.
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Composigdo da Receita Requerida

Parcela A Parcela B

(custos ndo-gerenciaveis) (custos gerenciaveis)
Encargos Setoriais Despesas de Operagdo e Manutencéo
Reserva Global de Reversdo (RGR) Pessoal
Conta de Consumo de Combustivel (CCC) Materiais
Taxa de Fiscalizacdo de Servigos de E.E. (TFSEE) Servicos de Terceiros
Programa de Incentivo as Fontes Alternativas de E.E. (Proinfa) Despesas Gerais e Oufras
Conta de Desenvolvimento Energético (CDE) Despesas de Capital
P&D e Eficiéncia Energética Quota de Reintegragdo Regulatoria
Operador Nacional do Sistema (ONS) Remuneragdo do Capital

Custo com Transporte de Energia

Uso das Instala¢des de Transmissdo (RB + DIT)
Uso das Instala¢Bes de Conexdo

Uso das Instalac¢@es de Distribuicdo

Transporte de Energia Elétrica Proveniente de Itaipu
Compra de Energia Elétrica para Revenda
Contratos Bilaterais

Energia de Itaipu

Contratos de Leildes

13. Os contratos de concessdo contemplam procedimento especifico para reajuste dessas
parcelas durante cada ano do periodo tarifario. Ao iniciar-se o periodo tarifario, cada concessionaria tem
estabelecido no momento da reviséo tarifaria a estrutura tarifaria com seus valores iniciais que, aplicados ao
seu mercado, definem a receita anual do primeiro ano do periodo tarifario subseqliente (RA). Em cada
reajuste anual do periodo tarifario, o valor da Parcela A (VPA) é obtido pelas condigdes vigentes de cada um
dos itens que compdem a citada parcela (compra de energia e outros). O novo valor da Parcela B (VPB) €
obtido pela diferenga entre RA e VPA, corrigido pela variacdo do IGP-M observada nos 12 meses anteriores a
data do reajuste. Tais regras estimulam a concessionaria a reduzir os custos de operagéo (cobertos pela
Parcela B da receita) ao longo do periodo anterior a proxima revisdo tarifaria, uma vez que custos menores
para um mesmo nivel real de tarifas implicam em maiores beneficios para a concessionaria, sob a forma de
maior remuneracao do capital.

14. A Primeira Revisao Tarifaria da CEPISA ocorreu em 28 de agosto de 2005, sendo o seu
resultado estabelecido na Resolugdo Homologatéria n° 189, de 22 de agosto de 2005. As tarifas de
fornecimento de energia elétrica, com vigéncia a partir de 28 de agosto de 2005, foram reposicionadas em
22,85% e reajustadas anualmente, de acordo com as regras do contrato, nos anos de 2006 a 2008. O valor
do componente Xe foi estabelecido em 0,6379%.

15. Entretanto, para atender ao principio de modicidade tarifaria e a condicdo de equilibrio
econdmico-financeiro do contrato de concessdo definida na revisdo tarifaria periodica da CEPISA, o
acréscimo de receita da “Parcela B”, resultante do reposicionamento tarifario de 22.85%, foi projetado para
aplicacdo em parcelas anuais, sendo 13,04% em 28 de agosto de 2005, e nos reajustes tarifarios anuais dos
anos de 2006 a 2008, parcelas acrescidas a “Parcela B”, de cada ano, o valor de R$ 28.910.788,66 (vinte e
oito milhdes, novecentos e dez mil, setecentos e oitenta e oito reais, e sessenta e seis centavos), com
atualizacdo delas por ocasido dos reajustes tarifarios anuais.

‘ Superintendéncia de Regulagdo Econdmica — SRE/ANEEL

| Processo n° 48500.004341/2006-63

* A Nota Técnica € um documento emitido pelas Unidades Organizacionais e destina-se a subsidiar as decisfes da Agéncia.
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16. Em agosto de 2007 foi processada retificacdo da 12 revisdo da CEPISA, conforme Nota
Técnica n.° 244/2007, de 13.08.2007, com reposicionamento passando a 19,50% e componente do Xe do
Fator X para 0,5118%. Com essas alteragBes as parcelas nos reajustes anuais de 2007 e 2008 foram
alteradas para considerar essa retificagéo.

17. A tabela a seguir apresenta os valores dos reajustes tarifarios anuais ocorridos a partir da 12
revisdo tarifaria, enquanto a figura 3 mostra a evolucdo da tarifa média (R$/MWh) e o crescimento do
mercado da CEPISA (em MWh).

Tabela 2: Reajustes Tarifarios Anuais da CEPISA (%)

205 .11, i} ¥ . |15
Indice de Reajuste Tarifario (™) 13 04% 10,48% 3,58% 13.29%

(") Indice de reajuste relativo ao Anexo ||, sem componentes financeiros

350,00 700,00
300,00 + 600,00
250,00 + 500,00
200,00 + 400,00
150,00 + 300,00
100,00 + 200,00

50,00 + 100,00

0,00 -

2003.. 2004.. 2005.. 2006.. 2007.. 2008..

|EEETARIFA MEDIA (R$/MWh) ==#=RECEITA (milhGes RS) |

Figura 3: Evolugdo das Tarifas e Mercado da CEPISA

‘ Superintendéncia de Regulagdo Econdmica — SRE/ANEEL

| Processo n° 48500.004341/2006-63

* A Nota Técnica € um documento emitido pelas Unidades Organizacionais e destina-se a subsidiar as decisfes da Agéncia.
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Iil. FUNDAMENTOS ECONOMICOS DA REVISAO TARIFARIA

1.1 - ASPECTOS CONCEITUAIS

18. O objetivo precipuo da regulacdo econdmica € reproduzir, no desempenho da empresa
monopolista regulada, os efeitos da pressdo da concorréncia (efetiva e potencial) observada em mercados
competitivos. De forma consistente com esse objetivo, 0 atual modelo de concessdo do servico publico de
distribuicdo de energia elétrica consagrou um regime tarifario denominado regime de pre¢os maximos (price-
cap), pelo qual os servicos séo regulados pelo preco, segundo regras econdmicas cuja finalidade é a
remodelacdo da prestacdo do servigo publico pelas caracteristicas da atividade privada, onde se destacam 0s
principios de eficiéncia na prestacdo do servico e de modicidade tarifaria.

IIIl.2 = ASPECTOS METODOLOGICOS

19. O processo de revisdo tarifaria é realizado em duas etapas. Na primeira etapa, denominada
reposicionamento tarifario, sdo estabelecidas tarifas compativeis com a cobertura dos custos operacionais
eficientes — para um dado nivel de qualidade do servico — e com uma remuneracao justa e adequada sobre
investimentos realizados com prudéncia. A segunda etapa consiste no calculo do Fator X, que € o
estabelecimento de metas de produtividade para o0 segundo periodo tarifario.

20. No momento da revisdo tarifaria sdo estabelecidas novas tarifas com base em custos
eficientes, de forma que os consumidores sejam beneficiados pelas reducbes de custos e pela maior
eficiéncia que a concessionaria teve a oportunidade de obter no periodo anterior. Dessa forma, a
remuneracao do capital investido na prestacdo do servico ndo é pré-determinada (como no regime de custo
do servigo), mas pode ser majorada como resultado da reducdo dos custos de operacdo, uma vez que 0S
contratos prevéem mecanismos que procuram fazer as tarifas permanecerem constantes em termos reais. As
atuais regras juridicas e econbémicas relativas ao regime tarifario dos contratos de concessdo do servico
pablico de distribuicdo de energia elétrica no Brasil constituem uma vertente do regime de regulagdo por
incentivos. Sua finalidade precipua é o aumento da eficiéncia e da qualidade na prestacdo do servico,
atendendo ao principio da modicidade tarifaria. Conforme estabelecido pelo art. 14 da Lei n® 9.427, de 26 de
dezembro de 1996, o regime econdmico e financeiro da concessdo de servico publico de energia elétrica
compreende “IV - apropriagdo de ganhos de eficiéncia empresarial e da competitividade”.

21. Pelas raz0es expostas, o valor da Parcela B resultante da revisdo tarifaria periodica €
especifico para cada concessionaria, e ndo é correto afirmar que exista qualquer relagdo entre esse valor e 0
valor da Parcela B do Ultimo ano do primeiro periodo tarifario. Conforme exposto anteriormente, o contrato de
concessao determina que sejam repassadas integralmente as variagdes anuais de custos observadas na
Parcela A. J& a Parcela B — calculada por residuo — € reajustada anualmente pelo IGP-M, com vistas a sua
atualizacdo monetaria, sendo que o referido indice de precos € ajustado por um “Fator X", determinado pela
ANEEL na revisdo tarifaria periddica.

22. A figura a seguir tem a finalidade de ilustrar o efeito do regime de precos maximos sobre as
tarifas. Para simplificar, supde-se que as variagdes do indice que reajusta anualmente a Parcela B (IGP-M) e
dos custos da Parcela A sejam iguais a zero ao longo do periodo tarifario anterior. A tarifa (ou “preco

‘ Superintendéncia de Regulagdo Econdmica — SRE/ANEEL

| Processo n° 48500.004341/2006-63

* A Nota Técnica € um documento emitido pelas Unidades Organizacionais e destina-se a subsidiar as decisfes da Agéncia.
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méximo”), inicialmente fixada em Ty, permanece com seu valor fixo (em termos reais) no periodo tarifario, ou
seja, até a proxima revisdo tarifaria periodica. 1sso significa que a concessionaria tem a oportunidade de
reduzir custos de operacdo — 0 que estd expresso pela area azul da figura — e, assim, aumentar sua
remuneracao ao longo desse periodo. Se a concessionaria for eficiente, poderéd se apropriar do aumento da
remuneracao resultante de sua gestéo ao longo do periodo. As novas tarifas séo estabelecidas no nivel To.

Tarit A Ganhos de eficiéncia
arlia obtidos no periodo
Perlodo tarifaria |
T anterior '
1 : T2 Reposicionamento
7 | tarifario
Rermunerag¢io do capital E
& CUstos operacionais !
(Parcela B) !
i
Custos ndo-gerenciaveis Custos ndo-gerenciaveis
(Parcela A) (Parcela A)
I I I v I I I i
Figura 4: Regime de Regulagdo por Incentivos
23. A determinacéo das variaveis do reposicionamento tarifario e o calculo do Fator X devem ser

realizados de forma a considerar que todos 0s procedimentos e andlises fazem parte de um Unico processo,
que € a revisdo tarifaria periédica. Em particular, deve-se assegurar a consisténcia entre o enfoque adotado
para a definicdo e remuneragdo dos ativos necessarios para prestar o servico e a determinacdo do que se
considera como custos operacionais eficientes associados a essa prestacao.

[11.2.1 — O Reposicionamento Tarifario

24. O reposicionamento tarifario estabelece o nivel de custos operacionais eficientes e uma justa
remuneracao do capital, a serem cobertos pelas tarifas.

25. A determinacdo dos “custos operacionais eficientes” constitui, efetivamente, um dos
grandes desafios da revisdo tarifaria. A analise dos custos da propria empresa sujeita o regulador aos efeitos
da "assimetria de informacdo”. Conceitualmente, a assimetria de informacéo se refere ao fato de que o
prestador do servico regulado € quem gerencia todas as informagBes (técnicas, operativas, financeiras,
contabeis, etc.) vinculadas a prestacdo do servigo regulado. O Regulador, por sua vez, tem acesso parcial e
limitado as informacgBes que, em geral, sdo fornecidas pela propria empresa regulada. Embora o Regulador
possa realizar auditorias permanentes nas informagdes recebidas, é evidente que a situagdo de ambas as
partes no que se refere ao acesso e ao manejo dessas informacdes € totalmente assimétrica.

26. Os enfoques regulatdrios baseados unicamente nas anélises de informagdes fornecidas pelas
concessionarias potencializam os efeitos negativos dessa situa¢do assimétrica e se desenvolvem, em geral,

‘ Superintendéncia de Regulagdo Econdmica — SRE/ANEEL

| Processo n° 48500.004341/2006-63

* A Nota Técnica € um documento emitido pelas Unidades Organizacionais e destina-se a subsidiar as decisfes da Agéncia.
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em condi¢Oes prejudiciais para 0 Regulador e, conseqlientemente, para os clientes do servico cujos direitos
devem ser preservados.

27. Assim, torna-se adequada uma agdo regulatoria ndo baseada somente em informacoes
fornecidas pelas concessionérias e em auditorias das mesmas, mas na definicdo externa de parametros de
eficiéncia que permitam determinar as tarifas dos servigcos regulados e, ao mesmo tempo, constituam
referéncias para orientar a gestdo empresarial sem, contudo, causar ingeréncias indevidas na empresa.

28. No que diz respeito a remuneracao sobre o capital investido a ser incluida nas tarifas, ha que
se considerar a necessidade de preservar a atratividade de investimentos para o setor, o que significa que a
remuneracao deve corresponder exclusivamente ao custo de oportunidade do capital do investidor. O célculo
da remuneracéo requer que se defina o valor do investimento a ser remunerado (ou base de remuneracéo) e
a taxa de retorno adequada a ser aplicada sobre esse valor. Considerando ainda que as empresas podem
financiar suas atividades com capital proprio e capital de terceiros (dividas) e que o custo de cada alternativa
de financiamento é diferente, ha que se definir a participacdo desses capitais no financiamento das atividades
da concessionaria, isto €, a estrutura de capital — uma vez que distintas estruturas de capital possuem custos
de capital diferenciados. Dessa forma, a taxa de retorno deve refletir o custo do capital proprio e o custo do
capital de terceiros ponderados pelas respectivas participa¢des no capital total.

l11.2.2 - O Fator X

29. Uma vez que as tarifas tenham sido reposicionadas segundo a abordagem descrita na sec¢éo
anterior, sdo entdo estimados os ganhos de produtividade para o periodo tarifario subseqiente. Esses
ganhos, que ndo estdo associados a uma gestdo mais eficiente da concessionaria, correspondem a area
verde na figura a seguir. No caso do servico de distribuicdo de energia elétrica, no qual a evolucéo
tecnolégica é gradual (diferentemente de setores como o de telecomunicacdes), esses ganhos de
produtividade projetados tém como causa principal alteracbes na escala do negdcio. Durante o periodo
tarifario se produzirdo incrementos nas vendas da concessionaria, tanto pelo maior consumo dos clientes
existentes (crescimento vertical) como pela incorporacdo de novos clientes na area servida (crescimento
horizontal). Esse incremento nas vendas serd atendido pela concessionaria com custos incrementais
decrescentes em relacdo aos definidos no reposicionamento tarifario. Esse ganho de produtividade do
negdcio, que ndo decorre de uma maior eficiéncia na gestdo da concessionaria distribuidora, deve ser
repassado aos consumidores mediante a aplicacdo de um redutor do indice que reajusta a Parcela B da
receita (IGP-M). Esse redutor consiste no Fator X. As novas tarifas maximas para o proximo periodo tarifario
corresponderao a curva pontilhada da figura.
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Figura 5: Regime de Regulagdo por Incentivos

30. Assim como no periodo tarifario anterior, a concessionaria distribuidora tem um forte incentivo
para obter uma maior eficiéncia em sua gestdo, ja que poderd reter como beneficios a diferenca entre o0s
custos operacionais eficientes definidos na revisdo tarifaria periodica e os que efetivamente possa alcancar.
Da mesma forma, se essa diferenca € negativa, a concessionaria sofrera uma reducdo em suas expectativas
de beneficios.

31 Portanto, quanto maior for a eficiéncia da concessionaria, maior serd seu beneficio. Se,
porém, a concessiondria ndo explorar seu potencial de eficiéncia, o resultado seré a sujeicdo a uma perda ou,
pelo menos, a uma reducdo de beneficios. A area em amarelo da figura anterior corresponde aos beneficios
que podem ser auferidos pela concessionaria ao realizar uma trajetoria de custos ainda mais eficientes que
0s considerados no reposicionamento tarifario.

32. Poderia se argumentar contra a ampliacdo da remuneracdo obtida pela concessionaria
eficiente, e que os ganhos de eficiéncia deveriam refletir-se imediatamente na reducéo das tarifas, de modo a
beneficiar unicamente os consumidores. Esse raciocinio, no entanto, é contraditorio com os principios
fundamentais da regulacdo por incentivos, uma vez que a determinacéo de que todo ganho de eficiéncia seja
imediatamente repassado aos consumidores significaria um desincentivo para a obtencéo de eficiéncia pela
concessiondria, isto €, se a redugdo dos custos ndo Ihe trouxesse nenhum beneficio, a concessionaria nao

realizaria esforco algum nesse sentido.
[11.2.3 - A Qualidade do Servico

33. Em servicos que apresentam caracteristicas de monopdlio natural, € competéncia do
Regulador estabelecer normas e padrdes em matéria de parametros de qualidade do servico prestado, seja
quanto aos aspectos técnicos (freqiiéncia e duragdo de interrupcdes) ou quanto ao atendimento comercial
(prazos maximos para solu¢do de reclamacdes, possibilidade de efetuar trdmites por modalidades que
representem maior grau de conforto, etc.). O Regulador tem ainda a responsabilidade essencial de verificar
se, na realidade, os clientes cativos estao recebendo efetivamente um servi¢o de qualidade de acordo com o
definido nessas normas (e contemplado nas tarifas vigentes). Este aspecto é de fundamental importancia

‘ Superintendéncia de Regulagdo Econdmica — SRE/ANEEL

| Processo n° 48500.004341/2006-63

* A Nota Técnica € um documento emitido pelas Unidades Organizacionais e destina-se a subsidiar as decisfes da Agéncia.



€D ANEEL

AGENCIA NACIONAL DE ENERGIA ELETRICA

(Fls. 10 da Nota Técnica n° 292/2009-SRE/ANEEL, de 21/08/2009.)

quando se aplica um enfoque regulatério baseado em incentivos, como o regime tarifario de “precos
maximos” vigente no Brasil para a determinacao das tarifas das concessionarias distribuidoras.

34. E imprescindivel que todo regime de regulagdo por incentivos inclua a definicio e efetiva
implementacdo de um regime da qualidade do servico técnico e atendimento comercial recebidos pelos
clientes, que compreenda:

i) A determinacdo de parametros que reflitam um nivel minimo de qualidade;

ii) A efetiva medicdo desses parametros para cada cliente individual

iii) A definicdo e aplicacdo de penalidades para 0s casos em que 0 servico ndo alcanga 0s
niveis minimos de qualidade exigidos, com valores determinados, por exemplo, com
base no custo da energia n&o fornecida. E desejavel que essas penalidades sejam pagas
pela concessionaria distribuidora aos clientes afetados pelo servico de qualidade
inadequada.

[1l.2.4 — Tratamento Regulatério das Perdas de Energia

35. Ha necessidade de se definir um tratamento regulatério para as perdas de energia elétrica. E
reconhecido que a concessiondria distribuidora ndo possui controle sobre os custos da Parcela A, embora se
possa admitir que ela possui certa capacidade para negociar 0s precos de compra de energia elétrica, dadas
as condicbes e restricbes determinadas pela legislacdo vigente. No entanto, € licito afirmar que a
concessiondria possui uma forte capacidade de gestdo sobre as perdas de energia elétrica, que influem na
quantidade de energia elétrica comprada considerada para o célculo da Parcela A. Com efeito, essas
quantidades correspondem a soma das vendas da distribuidora com as perdas incorridas nas atividades
desenvolvidas para fazer chegar a energia elétrica desde os pontos de produgéo até os pontos de consumo.
Tais perdas podem ser separadas em: a) perdas associadas ao transporte de energia elétrica pelas redes de
transmissdo e distribuicdo envolvidas, denominadas “perdas técnicas”; e b) as chamadas “perdas ndo
técnicas”, definidas como a diferenca entre as perdas totais e as perdas técnicas. Esse segundo tipo de perda
esta diretamente associado a gestdo comercial da concessionaria distribuidora.

36. A regulacdo econémica do servico de distribuicdo deve transmitir sinais de eficiéncia em
todos os temas relacionados a sua esfera de competéncia. Em particular, € importante considerar que um
nivel elevado de perdas se traduz na necessidade de incrementar a energia elétrica disponivel na atividade
de geracdo. No ambito mundial e, em particular, em todos os paises em desenvolvimento, o custo marginal
de longo prazo de geragdo costuma ser mais alto que o0s custos associados a reducdo de perdas técnicas e
nao técnicas na atividade de distribuigéo.

37. Assim, com a finalidade de calcular os montantes de energia que a concessionaria deve
comprar, 0 Regulador determina, para cada ano de um periodo tarifario, o nivel maximo de perdas a serem
admitidas sobre as quantidades de energia elétrica que a concessionaria distribuidora prevé fornecer para
atender todo o mercado de sua area de concessdo. Essa determinacéo pode ser feita mediante a fixacéo de
um valor Unico para todo o periodo tarifario ou mediante a definicdo de uma “trajetdria” ou curva decrescente.
Com o valor “regulatério” de perdas determinado dessa forma adicionado ao valor das perdas de energia na
rede basica, se calcula 0 montante de energia a ser considerado na Parcela A das tarifas da concessionaria.
Isso significa valorar as perdas ao preco representativo das compras de energia elétrica da distribuidora. Do
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exposto, se depreende que a concessiondria distribuidora tem um forte incentivo para reduzir as perdas em
seu sistema elétrico a niveis inferiores ao “padrédo regulatorio”, ja que podera reter como beneficio, durante o
periodo tarifario, a diferenca entre esse montante e o valor que possa obter na realidade, valorada ao pre¢o
de compra.

[1l.2.5 — Tratamento Regulatério das Outras Receitas

38. A apuracdo de outras receitas concentra-se na definicdo da receita regulatéria de
compartilhamento de infra-estrutura e sua reversdo parcial em prol da modicidade tarifaria. A receita de
compartilhamento de infra-estrutura deve ser identificada, para cada concessionaria de distribuicdo, a partir
dos contratos de compartilhamento firmados, os quais deverdo ser apresentados quando do processo de
revisao tarifaria periodica.

39. Identificada a receita de compartilhamento e visando a implementagéo do incentivo de manter
para a concessionaria a remuneracao sobre o0 capital proprio associado aos ativos compartilhados, deve ser
considerado 90% (noventa por cento) do valor apurado como redutor tarifario a titulo de Outras Receitas.

40. N&o serdo consideradas na apuracao de outras receitas aquelas decorrentes de:

— Atividades Extraconcessao;

— Servigos Cobraveis ou Taxados;
— Servicos de Consultoria; e

— Aluguéis de Imoveis.

41. Identificadas outras atividades néo citadas nesta metodologia, estas serdo avaliadas e suas
receitas deverdo estar sujeitas as seguintes regras:

= Receitas decorrentes de atividades que ndo tém custos cobertos pelas tarifas do servigo
basico ndo devem ser revertidas para modicidade tarifaria como outras receitas, mas por
meio de ajustes naturais na empresa de referéncia no ciclo seguinte;

» Receitas de atividades cujos custos compdem as tarifas do servico basico devem ser
revertidas, em parte, para a modicidade tarifaria, visando a recuperagdo desses custos.
Nesse caso, tambem deve ser revertido, em prol da modicidade tarifaria, 90% (noventa
por cento) da receita da atividade estimada para o Ano-Teste.

IV. A REVISAO TARIFARIA PERIODICA DA CEPISA

42. Conforme mencionado na sec¢éo lll, a revisao tarifaria periodica é realizada em duas etapas: o
reposicionamento tarifario e o Fator X. No reposicionamento tarifario se trata de calcular a Receita Requerida
da concessionaria, que consiste na receita compativel com a cobertura de custos operacionais eficientes e
com um retorno adequado sobre o capital prudentemente investido. Como a Receita Requerida é calculada
em bases anuais, se trata de estabelecer um fluxo de receita compativel com os custos econémicos da
prestacdo do servico referenciados ao periodo de 12 meses subsequentes a data da revisdo tarifaria. Para a
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concessionaria CEPISA esse periodo anual, denominado ano-teste, compreende os 12 meses de
agosto/2009 a julho/2010.

43. O reposicionamento tarifario (RT) € o resultado da comparacdo entre a Receita Requerida
(em R$) para o ano-teste e a Receita Verificada (em R$) da concessionaria no mesmo periodo, conforme
definido na formula a seguir:

_ ReceitaRequerida — Outras Receitas

RT : - (1)
Receita Verificada
44, A Receita Requerida é composta pela Parcela A e Parcela B, referenciadas ao Ano-Teste,
sendo que:
= a Parcela A é obtida pelo somatério dos custos relativos aos encargos setoriais,
encargos de transmissdo e de distribuicdo e de compra de energia, considerando os
critérios estabelecidos em Resolucdes especificas da ANEEL; e
= aParcela B é obtida pelo somatdrio dos custos operacionais eficientes, da remuneragéo
dos investimentos prudentes e da quota de reintegracéo regulatéria (depreciacéo).
45, Para efeito de modicidade tarifaria, sdo deduzidas da Receita Requerida as outras receitas,

conforme apresentado na secdo anterior. A Receita Verificada corresponde a receita que seria por ela
auferida com as tarifas vigentes antes da revisdo tarifaria periodica, aplicadas ao mercado de venda do ano-
teste.

46. Os itens seguintes detalham os critérios e valores determinados para as parcelas A e B.

IV.1 - DETERMINAGAO DO VALOR DA PARCELA A

47. A Parcela A inclui os denominados custos “ndo-gerenciaveis” da concessiondria, isto €,
custos cujos montantes e variagdo ndo sdo administrados pela concessiondria. Tais custos referem-se a
compra de energia elétrica e aos encargos setoriais e custo com transporte de energia.

48. Para se determinar 0 montante de compra de energia é necessario calcular o balango
energético da empresa, que implica em se determinar o valor regulatério de perdas de energia elétrica, 0 que
é apresentado a seguir.

IV.1.1 - PERDAS DE ENERGIA ELETRICA

49, Inicialmente cabe explicitar alguns conceitos adotados nesta secdo da Nota Técnica. Em
relacdo as perdas de energia elétrica, denominam-se perdas na distribuicdo ao somatério de perdas técnicas
e ndo técnicas, definidas como:

. Perdas técnicas: montante de energia elétrica dissipada no sistema de distribuicdo
decorrente das leis da Fisica relativas aos processos de transporte, transformacao de tenséo
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e medicdo de energia elétrica. Corresponde a soma de trés parcelas: Joule, dielétrica e
magnética; e

. Perdas ndo técnicas: apuradas pela diferenca entre as perdas totais e as perdas
técnicas, considerando, portanto, todas as demais perdas associadas a distribuicdo de
energia elétrica, tais como fraude e furtos de energia, erros de medicao, erros no processo de
faturamento, unidades consumidoras sem equipamento de medi¢&o, dentre outros.
50. As perdas na distribuicdo séo definidas como a diferenca entre a energia injetada na rede de
distribuicho e a energia fornecida (considerados o mercado cativo, suprimento e consumidores livres
faturados). As perdas técnicas de energia sdo calculadas pela ANEEL em cada processo de revisao tarifaria e
a diferenca entre as perdas na distribuicdo e as perdas técnicas calculadas sdo as perdas ndo técnicas. As
equacdes a seguir ilustram o conceito apresentado:

Energia Injetada = Energia Fornecida + Perdas de Energia na Distribuicdo
Perdas de Energia na Distribuicdo= Perdas Técnicas + Perdas Nao Técnicas

51. A figura a seguir apresenta a evolugdo das perdas na distribuicdo da CEPISA nos ultimos
anos. O percentual de perdas apresentado € calculado sobre a energia injetada.

40,00%
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Figura 6: Evolucdo das Perdas de Energia no Sistema de Distribuicdo da CEPISA
(periodos de agosto a julho; 2009-2010: projecéo da concessionaria)

‘ Superintendéncia de Regulagdo Econdmica — SRE/ANEEL

| Processo n° 48500.004341/2006-63

* A Nota Técnica é um documento emitido pelas Unidades Organizacionais e destina-se a subsidiar as decisdes da Agéncia.



€D ANEEL

AGENCIA NACIONAL DE ENERGIA ELETRICA

(Fls. 14 da Nota Técnica n° 292/2009-SRE/ANEEL, de 21/08/2009.)

52. Cabe a ANEEL, a cada novo ciclo tarifario, definir limites para o repasse das perdas para as
tarifas dos consumidores de energia elétrica. No modelo de regulacdo price cap, 0 comportamento dos entes
regulados é regido por incentivos e cabe ao regulador definir uma meta regulatoria para as perdas globais. A
definicdo da meta regulatdria deve ser uma solucdo de compromisso entre a busca da modicidade tarifaria e
0 correto incentivo para que as concessionarias reduzam suas perdas além do nivel regulatorio, uma vez que
poderiam se apropriar dos ganhos advindos de tal situacao.

53. Assim, com a finalidade de calcular os montantes de energia que a concessionaria deve
comprar, 0 Regulador determina, para cada ano de um periodo tarifario, 0 nivel maximo de perdas a ser
admitido sobre a energia injetada em seu sistema distribuicio. Essa determinag@o pode ser feita mediante a
fixacdo de um valor Unico para todo o periodo tarifario ou mediante a definicdo de uma “trajetéria” ou curva
decrescente. Com o valor “regulatério” de perdas determinado dessa forma, adicionado ao valor das perdas
de energia na rede bésica, se calcula 0 montante de energia a ser considerado na Parcela A das tarifas da
concessionaria.

54, Cabe aqui destacar que as perdas nao técnicas regulatorias da CEPISA na primeira revisao
tarifaria tiveram uma definicdo de trajetdria decrescente, conforme homologacdo de seus resultados em
agosto de 2005, conforme tabela a seguir e detalhes constantes da Nota Técnica n] 275/2009-SRE/ANEEL,
de 06.08.2009.

Tabela - Trajetoria Original de Perdas Nao — Técnicas
do 1° Ciclo (sobre mercado de venda)

2005/2006  2006/2007  2008/2009  2008/2009

Perdas Técnicas 18,51% 18,51% 18,51% 18,51%
Perdas Nao Técnicas 26,12% 22,75% 19,37% 16,00%
Perdas na Distribuicdo ~ 44,63% 41,26% 37,88% 34,51%

55. A Superintendéncia de Regulacdo dos Servicos de Distribuicdo — SRD definiu o nivel de
perdas técnicas da concessionaria em 13,16% da energia injetada, em carater provisorio, até que sejam
sanadas inconsisténcias de dados encaminhados pela concessionaria, conforma Notas Técnicas 052 e 072 -
SRD/ANEEL.

56. O mecanismo utilizado na definicdo do referencial regulatério de perdas ndo técnicas
regulatérias € o da comparacdo entre as empresas. Ou seja, define-se o nivel regulatorio de perdas nao
técnicas observando-se, em especial, 0s niveis praticados por empresas comparaveis, bem como os niveis
historicos praticados pela prdpria empresa. Para a comparagdo, o referencial utilizado séo as perdas nédo
técnicas sobre o mercado de baixa tensdo, por ser o segmento onde se concentram as perdas dessa
natureza.

57. Com o objetivo de se fazer uma comparacdo de forma apropriada, sdo observados fatores
que influenciam de forma direta e indireta as perdas ndo técnicas e seus niveis em todas as areas de
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concessdo e também fatores especificos de cada distribuidora. O conjunto desses fatores define o que se
convencionou chamar de “complexidade de combate as perdas ndo técnicas”, ou, simplesmente,
complexidade. Quanto maior a complexidade, maior a dificuldade de se combater as perdas néo técnicas.

58. Para possibilitar a comparacéo, foi construido um “indice de complexidade” que levou em
consideracdo diversos fatores que influenciam no combate as perdas ndo técnicas. As empresas sdo entao
ordenadas de acordo com a complexidade de combate as perdas nao técnicas. A Nota Técnica n°. 342/2008-
SRE/ANEEL detalha a metodologia utilizada.

59. Concessionarias comparaveis no que diz respeito as perdas ndo técnicas sdo aquelas cujas
areas de concessao sao tdo ou mais complexas, ja consideradas as probabilidades de inversdo das posicoes
no ranking de complexidade.

60. No caso da CEPISA, tal andlise indicou a necessidade de definicdo de uma trajetdria de
reducdo de perdas ndo técnicas. Isto, porque, a observagdo empirica demonstrou que existe pelo menos uma
empresa comparavel com nivel de perdas ndo técnicas (sobre 0 mercado de baixa tensdo) mais baixo. A
trajetdria serd linear, calculada pela razdo entre o percentual de reducéo de perdas no ciclo tarifario (diferenca
entre 0 percentual de perdas ndo técnicas no ponto de partida e chegada) e o numero de anos do ciclo
tarifario. A figura abaixo ilustra como o seria a trajetdria ao longo do ciclo de empresa com ciclo de 4 anos. E
importante notar que no primeiro ano do segundo ciclo tarifario (ano teste) ja ocorre o primeiro degrau de
reducdo.

Perdas -
Ponto de
Partida

61. O ponto de partida foi definido da seguinte forma: Primeiramente, a partir do mercado total
(Fornecimento, Suprimento e Livre) do ultimo periodo tarifario e do percentual de perdas globais (sobre
energia injetada), referente ao menor valor do histdrico recente da empresa, calcula-se a energia injetada e o
volume (em MWh) de perdas globais. Pelo produto entre o percentual de perdas técnicas (conforme calculo
efetuado pela SRD) e energia injetada (conforme calculo anterior) obtém-se o volume (em MWh) de perdas
técnicas e, por diferenga, de perdas ndo técnicas. Em seguida, o percentual de perdas ndo técnicas no ponto
de partida foi calculado pela razéo entre as perdas ndo técnicas e 0 mercado de baixa tensdo do ultimo
periodo tarifario.

62. As perdas globais na distribuicdo foram estabelecidas com a verificagdo do menor valor entre
a meta regulatoria estabelecida na primeira revisdo tarifaria para alcance ao final do primeiro ciclo (2005-
2009) conforme Nota Técnica 275/2009-SRE/ANEEL, de 06.08.2009, e o historico recente desde aquela
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revisao, obtendo-se o valor de 23,83% de perdas ndo técnicas em relacdo ao mercado de baixa tensdo para
0 ano teste, equivalente a 11,85% em relacdo a energia injetada.

63. Registre-se ainda que a trajetéria de reducdo proposta foi analisada do pondo de vista do
impacto tarifario do volume de recursos alocados para o combate as perdas em compara¢do com 0
beneficios esperados, e se mostrou viavel.

64. Face ao exposto, nos reajustes anuais subseqientes a esta revisao o limite regulatério para
as perdas na distribuicdo da CEPISA obedecerd a uma trajetoria decrescente, conforme tabela a seguir. O
referencial para o indice de perdas técnicas € a energia injetada da concessionaria, enquanto que para
perdas ndo técnicas o referencial a ser utilizado nos reajustes tarifarios é o nivel de perdas ndo técnicas
sobre 0 mercado de baixa tensao.

Tabela 3: Nivel de Perdas para Cada Ano do Ciclo

Ano Teste | 2010/2011 | 2011/2012 | 2012/2013

Perdas Técnicas

it 13,16% 13,16% 13,16% 13,16%
(sobre energia injetada)
Perdas Ndo Tecnicas 2383% | 2247% | 21,10% | 19,74%
(sobre 0o mercado BT)
65. O referencial do percentual das perdas nédo técnicas em relacdo ao mercado de baixa tenséo

da distribuidora visa impedir que as variacbes de mercado na média e alta tensao influenciem no montante de
perdas ndo técnicas admitido. Isto porque as varia¢des nas perdas ndo técnicas decorrem do surgimento e
regularizagdo de fraudes e furtos e , ao contrario das perdas técnicas, em nada se relacionam com ao fluxo
de poténcia na rede da distribuidora.

IV.1.2 - BALANCO ENERGETICO

66. Para o célculo da despesa com energia elétrica comprada para a revenda, elaborou-se 0
Balanco Energético da concessiondria, que apura as sobras ou déficits de energia elétrica considerando o
periodo de referéncia em questao.

67. As sobras ou déficits s@o calculados a partir da diferenca entre os totais de energia contratada
e energia requerida, ambos do periodo de referéncia. A energia disponivel é igual ao somatério das seguintes
informacgoes fisicas: geracdo propria, CCEAR, compra de energia de contratos bilaterais e quota de energia
do PROINFA. A energia requerida é obtida a partir do mercado de venda da concessionaria, adicionado das
perdas regulatérias, calculadas conforme os percentuais estabelecidos no item anterior.

68. Os requisitos de energia elétrica da CEPISA para atendimento ao seu mercado de referéncia
no ano-teste é de 2.864.059 MWh, formado por 2.096.812 MWh para atendimento ao mercado de
fornecimento e suprimento e 767.247MWh para cobertura das perdas de energia elétrica.

69. A CEPISA apresentou, para 0 ano-teste, sobras de energia elétrica no montante de 657.945
MWh, conforme demonstrado no quadro abaixo.
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Tabela 4: Balanco Energético

DESCRICAO CALCULO TOTAL (MWh)

GERAGAO PROPRIA )
PROINFA (2) 58.469
COMPRAS - Contratos CCEAR (3) 3.463.535
ENERGIA DISPONIVEL @) =(1)+(2)+@3) 3.522.004
Fornecimento (5) 1.963.776
Suprimento (6) 133.036
Consumidores Livres (7) 134
TOTAL DE VENDAS (8) =(5) + (6) 2.096.812
Perdas Regulatérias no Sistema de Distribuicdo (MWh) 9) 699.575
Perdas Regulatorias na Rede Basica (MWh) (20) 67.673
Total de Perdas Regulatorias (MWh) (11) =(9)+(10) 767.247
ENERGIA REQUERIDA (Mercado Regulatério) (12) = (8) + (11) 2.864.059
DISPONIBILIDADE LiQUIDA (SOBRAS) (13) = (4) - (12) 657.945

IV.1.3 - COMPRA DE ENERGIA ELETRICA

70. A Lei n.° 10.848, de 15 de marco de 2004, que trata da comercializacdo de energia elétrica,

alterou as regras de compra e venda de energia elétrica, especialmente no que diz respeito as
concessiondrias de distribuicdo de energia elétrica. Foram estabelecidas regras diferenciadas em fun¢éo do
porte da concessionaria, ou seja, aquelas com mercado préprio maior ou igual a 500 GWh/ano e aquelas que
atendem um consumo inferior a esse patamar.

71. O modelo instituido pela Lei n.° 10.848/2004 define dois ambientes em que as contratagdes
devem ser feitas. O primeiro € o Ambiente de Contratacdo Regulada — ACR e 0 segundo o Ambiente de
Contratacdo Livre — ACL. Os agentes de distribuicdo devem comercializar energia exclusivamente no ACR. O
art. 2° da Lei n.° 10.848/04 determina que as empresas de distribuicio de energia elétrica “deverdo garantir o
atendimento a totalidade de seu mercado, mediante contratagdo regulada”. A compra nesse ambiente é
efetivada por meio de leildes, promovidos pela ANEEL ou pela Camara de Comercializacdo de Energia
Elétrica — CCEE.

72. No cumprimento da obrigacdo de contratacdo para o atendimento a totalidade do mercado,
também sera considerada a energia elétrica contratada até 16 de marco de 2004 e proveniente de geracao
distribuida, de usinas contratadas na primeira etapa do PROINFA e de Itaipu Binacional.

73. Quando se trata da compra de energia por agentes de distribuicdo com mercado proprio
menor que 500 GWh/ano, além de permitir: a (i) participacdo em leildes de compra no ACR; a legislacdo
ainda possibilita a compra de energia (i) de geradores distribuidos, na forma dos arts. 14 e 15 do Decreto n.°
5.163, de 30 de julho de 2004; (i) com tarifa regulada do atual agente supridor; ou (iv) mediante processo de
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licitacdo publica promovido pelos agentes de distribuicdo. As condicbes gerais para a contratacdo do
suprimento de energia elétrica para essas concessionarias foram estabelecidas por meio da Resolucéo
Normativa n.° 206, de 22 de dezembro de 2005, alterada pela Resolugdo Normativa n.° 243, de 19 de
dezembro de 2006.

74. Com o intuito de complementar a energia necessaria ao atendimento do mercado, o art. 26 do
Decreto n.° 5.163/2004 prevé a compra por meio de Leildes de Ajustes no ACR, em que podem ser
adquiridos contratos de até um 1% da carga da distribuidora. Esses contratos sdo caracterizados por uma
duracéo de, no maximo, dois anos.

75. No Ambiente da Contratacdo Livre — ACL destacam-se as operagdes de compra e venda de
energia elétrica envolvendo: i) agentes concessionarios; ii) permissionarios e autorizados de geracéo; iii)
comercializadores; iv) importadores; v) exportadores de energia elétrica; e vi) consumidores livres.

76. De acordo com o art. 48 do Decreto n.° 5.163/2004, os consumidores cuja carga Seja maior
ou igual a 500 kW, quando adquirirem energia de fontes solar, edlica, biomassa, cuja poténcia instalada seja
menor ou igual a 30 MW, serdo incluidos no ACL, da mesma forma que os consumidores livres.

7. Ainda, as concessionarias de distribuicdo situadas nas Regides Sul, Sudeste e Centro-Oeste
estdo obrigadas a adquirir a energia elétrica gerada pela usina hidrelétrica de Itaipu.

78. O valor da despesa com compra de energia elétrica de Itaipu é apurado com base na tarifa de
repasse de poténcia da Itaipu Binacional e nos montantes de poténcia e energia associada, publicados em
Resolugdo Normativa da ANEEL. Para valoragdo dessa despesa, considera-se a taxa de cambio, em
R$/US$, e adota-se a data proxima ao reajuste tarifario anual ou reviséo tarifaria periodica. A tarifa de Itaipu é
fixada em dolares e publicada por meio de Resolugcdo Homologatoria da ANEEL.

79. Os atuais contratos se classificam nas modalidades a seguir:

= Contratos Bilaterais (CB) — séo os contratos de livre negociacdo entre os agentes,
firmados antes da Lei n.° 10.848/2004. As contratacdes de energia de Geracao
Distribuida por meio de chamada publica, realizadas ap6s a Lei n.° 10.848/2004, também
sdo classificadas como Contratos Bilaterais, assim como aquelas oriundas das licitagdes
realizadas pelas proprias concessionarias com mercado menor que 500 GWh/ano. A
Resolugdo Normativa n.° 167, de 10 de outubro de 2005, estabelece as condi¢des para a
comercializacdo de energia proveniente de Geracdo Distribuida. Os montantes de
energia desses contratos séo registrados na CCEE pelo agente vendedor e validados
pelo agente comprador.

= Contratos de Leildes (CL) — s@o os contratos de compra e venda de energia anteriores ao
Decreto n.° 5.163/2004, decorrentes de leildo publico de montantes de energia,
realizados no ambito do antigo Mercado Atacadista de Energia — MAE (hoje Camara de
Comercializacdo de Energia Elétrica — CCEE).

= Contratos de ITAIPU (IT) - referem-se a energia comercializada por Itaipu Binacional
com as concessionarias de distribuicdo de energia elétrica adquirentes das quotas-partes
da producdo disponibilizada para o Brasil, conforme o disposto na Resolu¢do Normativa
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n° 218, de 11 de abril de 2006. A ELETROBRAS é o agente comercializador dos
contratos de Itaipu, para fins de registro na CCEE.

= CCEAR - sdo contratos de comercializagdo de energia no ambiente regulado,
decorrentes de leildes definidos no Decreto n.° 5.163/2004, para empreendimentos de
geracao existentes e novos empreendimentos de geracao.

= CCE - Contrato de Compra e Venda de Energia, celebrado entre concessionaria ou
permissiondria de distribuicdo com mercado proprio inferior a 500 GWh/ano e o atual
agente supridor, conforme regras definidas nas Resolugdes Normativas n.° 206, de 22 de
dezembro de 2005 e n.° 243, de 19 de dezembro de 2006.

80. Para o célculo dos custos com compra de energia elétrica, que compdem a Parcela A da
Receita Requerida da concessionaria, tomam-se como ponto de partida os montantes de energia de Itaipu, de
contratos bilaterais e de leildes publicos de energia, necessarios para 0 atendimento ao mercado previsto
para 0 ano-teste da revisdo, acrescido de um adicional a titulo de perdas regulatdrias de energia elétrica.

81. Para manter a neutralidade da Parcela A, torna-se necessério calcular a valoragdo dos
montantes de energia admitidos para o0 ano-teste pelas tarifas que estardo vigentes na data de revisdo
tarifaria periodica da concessionaria, ou seja, em 28 de agosto de 2009.

82. Na tabela a seguir estédo relacionados o0s contratos de compra de energia elétrica da CEPISA.
Esses contratos, incluindo o Proinfa, totalizam 3.522.004 MWh. Para efeito de calculo da despesa com
compra de energia elétrica foi considerado o montante de energia de 3.055.161 MWh para atendimento ao
mercado do ano-teste considerando as perdas tratadas anteriormente.

83. Na tabela estdo relacionados além dos contratos de compra de energia elétrica da CEPISA,
0s seus respectivos montantes bem como as despesas de cada contrato.

Tabela 5: Contratos de Compra de Energia Elétrica da CEPISA e respectivas Tarifas

Despesa Tarifa Energia

ENERGIA CONTRATADA 293.859.711,90 8484  3.522.004
AMBIENTE REGULADO - CCEAR
LEILAO 2004 p2005-8 117.384.848,28 71,30 1.646.308
LEILAO 2004 p2006-8 54.601.883,10 83,48 £54.085
LEILAQ 2004 p2007-8 B5.600.924,23 23,56 701.140
LEILAD 2005 p2008-8 10.049.406,42 100,38 100114
LEILAO 2005 p2008-/2023 T15 - 1° LEILAQ NOVA 6,658,485, 03 94,07 70.782
LEILAQ 2005 p2009-/2038 H30 - 1° LEILAQ NOVA 743,603, 69 13,08 5547
LEILAD 2005 p2010-/2024 T15 - 1° LEILAO NOVA 9.038. 268, 36 145,05 62,313
LEILAD 2005 p2010-/2038 HaD - 1° LEILAQ NOVA 3.968.717,53 145,28 B1.734
LEILAO 2006 p2009-/2023 T15 - 2° LEILA O NOVA 5,116,596, 02 106,19 18.641
LEILAD 200 p2009-/2038 Hal - 2° LEILAO NOVA 13.870.148,31 146,48 94.703
LEILAO 2007-p2010-42024 T15 - 4° LEILAONOVA 1.826.802,97 100,30 18.105
PROINFA i - 5543
SOBRA (+) 55.822.570,61 84,84 657.945
CUSTO TOTAL COM COMPRADE ENERGIA | 238037.141,29 | 8311]  2.864.059
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84. Os precos dos CCEAR e foram reajustados conforme formula de reajuste estabelecida em
cada contrato de compra e venda de energia da CEPISA com a respectiva vendedora.

85. Com base no exposto, 0s custos a serem considerados na Receita Requerida da
concessionaria CEPISA a titulo de compra de energia elétrica sao de R$ 238.037.141,29.

IV.1.4 - ENCARGOS SETORIAIS E CUSTO COM TRANSPORTE DE ENERGIA

86. Os Encargos Setoriais, RGR, CCC, CDE, CFURH, TFSEE, ONS, PROINFA e ESS sao
definidos em Leis, tém destinacdo especifica e resultam de politicas de Governo para o setor elétrico
nacional. Seus valores sao estabelecidos pela ANEEL, e ndo representam receita para a concessionaria. Ja
0S custos com transporte de energia elétrica cobrem o custo de transmissdo da energia das usinas até as
redes de distribuicdo da concessiondria, sendo compostos por Rede Béasica e Conexdo, ndo constituindo
receita da concessionaria.

IV.1.4.1 - Encargos Setoriais

87. A Reserva Global de Reversao — RGR foi criada pelo Decreto n.° 41.019, de 26 de fevereiro
de 1957. A Lei n.° 9.648, de 1998, definiu que a RGR seria extinta em 31 de dezembro de 2002. A Lei n.°
10.438, de 26 de abril de 2002, estendeu sua vigéncia até 2010. A RGR refere-se a um valor anual
estabelecido pela ANEEL com a finalidade de prover recursos para reversdao, encampacao, expansao e
melhoria do servigo publico de energia elétrica, para financiamento de fontes alternativas de energia elétrica,
para estudos de inventario e viabilidade de aproveitamentos de potenciais hidraulicos e para desenvolvimento
e implantacdo de programas e projetos destinados ao combate ao desperdicio e uso eficiente da energia
elétrica. Seu valor anual equivale a 2,5% dos investimentos efetuados pela concessionaria em ativos
vinculados a prestacdo do servico de eletricidade, limitado a 3,0% de sua receita anual. A Quota de RGR
fixada anualmente é paga mensaimente em duodécimos pelas concessionarias 8 ELETROBRAS, que é a
gestora dos recursos arrecadados para esse fim.

88. A Conta de Consumo de Combustiveis Fosseis — CCC foi criada pelo Decreto n.° 73.102,
de 7 de novembro de 1973. A CCC tem como finalidade o rateio dos custos relacionados ao consumo de
combustiveis para geracdo de energia termoelétrica. Esse tipo de geracdo de energia apresenta custos
superiores a geracao hidroelétrica, onde utiliza-se combustiveis como 6leo combustivel, 6leo diesel e carvéo.
A geracdo termoelétrica é essencial nas regides do pais localizadas fora da area de atendimento do sistema
interligado, como na regido Norte, nos denominados sistemas isolados.

89. Os custos da geracdo termoelétrica dos sistemas isolados sdo rateados por todos os
consumidores do pais, mediante a fixacdo de valores anuais para cada concessionaria de distribuicéo,
proporcionais ao seu mercado, e podem variar em fun¢do da necessidade do uso das usinas termoelétricas.
Os valores da CCC sdo fixados anualmente pela ANEEL, com base no Plano Anual de Combustiveis — PAC,
elaborado pela ELETROBRAS, apds analisar a previsdo de geragéo térmica elaborada pelo Comité Técnico
de Planejamento do Grupo Técnico Operacional da Regido Norte — GTON, para os Sistemas Isolados e, até
2005, pelo Operador Nacional do Sistema — ONS, para os Sistemas Interligados Sul/Sudeste/Centro-Oeste e
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Norte/Nordeste. Essas previses sdo feitas com base nas condicdes previstas de hidraulicidade, na taxa
esperada de crescimento do consumo para 0 ano corrente e nos pre¢os dos combustiveis vigentes aplicados
sobre a necessidade de geracdo térmica. A Quota da CCC é paga mensalmente pelas concessionarias a
ELETROBRAS, que € a gestora dos recursos arrecadados para esse fim.

90. Até 2005, as Quotas de CCC eram estabelecidas para 0s seguintes sistemas elétricos: i)
Sistema Interligado Sul/Sudeste/Centro-Oeste; ii) Sistema Interligado Norte/Nordeste; e iii) Sistemas Isolados.
De acordo com a Lei n.° 9.648/1998, e a Resolucdo ANEEL n.° 261, de 13 de agosto de 1998, a partir de 1°
de janeiro de 2006, ficou extinto o beneficio da CCC para a geracéo de energia elétrica nos sistemas elétricos
interligados.

91. A Conta de Desenvolvimento Energético — CDE foi criada pela Lei n.° 10.438/2002 e
refere-se ao valor anual estabelecido pela ANEEL com a finalidade de prover recursos para: i) o
desenvolvimento energético dos Estados; i) a competitividade da energia produzida a partir de fonte edlica,
pequenas centrais hidrelétricas, biomassa, gas natural e carvdo mineral, nas areas atendidas pelos sistemas
elétricos interligados; e iii) promover a universalizacdo do servico de energia elétrica em todo o territorio
nacional. A CDE, cuja duracdo € de 25 anos, € fixada anualmente e paga mensalmente pelas
concessionarias & ELETROBRAS.

92. Os recursos necessarios ao funcionamento da CDE s&o provenientes (i) dos pagamentos
anuais realizados a titulo de Uso de Bem Publico — UBP; (ii) das multas aplicadas pela ANEEL; e (iii) dos
pagamentos de quotas anuais por parte de todos 0s agentes que comercializem energia elétrica com o
consumidor final.

93. Os valores dos recursos provenientes do pagamento pelo UBP, estabelecidos nos contratos
de concessdo de geracdo e das multas impostas aos agentes do Setor pela ANEEL, sdo aplicados,
exclusivamente e até quando necessario, no desenvolvimento da universalizacdo do servico publico de
energia elétrica no meio rural, nos termos da Lei n.° 10.762/2003.

94. Para os valores de multas aplicadas pela ANEEL, nos termos da Lei n.° 9.427, de 26 de
dezembro de 1996, e do Decreto n.° 2.335, de 6 de outubro de 1997, somente poderdo ser considerados,
para efeito de receita da CDE, aqueles efetivamente depositados na conta ELETROBRAS-CDE que,
conforme a legislagéo prevé, sdo destinados a universalizacao.

95. As quotas da CDE foram definidas originalmente com base nos valores da CCC dos Sistemas
Interligados de 2001, cujos valores foram reajustados anualmente, a partir de 2002, na propor¢do do
crescimento de mercado de cada agente, e em 2004 também pelo indice de Preco ao Consumidor Amplo —
IPCA (IBGE). As quotas da CDE para 0 exercicio seguinte tém por base a quota definida para o exercicio
anterior, incorporando o crescimento de mercado, no periodo de setembro/anol a agosto/ano2, e atualizado
pelo IPCA do mesmo periodo.

96. A Compensacdo Financeira pela Utilizacdo de Recursos Hidricos — CFURH foi criada
pela Lei n.° 7.990, de 28 de dezembro de 1989. O célculo da CFURH baseia-se na geracéo efetiva das usinas
hidrelétricas, de acordo com a seguinte formula: CFURH = TAR x GH x 6,75%, em que TAR refere-se a Tarifa
Atualizada de Referéncia estabelecida anualmente pela ANEEL (em R$/MWh) e GH é o montante (em MWh)
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da geracdo mensal da usina hidrelétrica. Do montante correspondente ao percentual de 6% arrecadado
mensalmente a titulo de compensacao financeira, 45% se destinam aos estados, 45% aos municipios, 3% ao
Ministério de Meio Ambiente, 3% ao Ministério de Minas e Energia e 4% ao Fundo Nacional de
Desenvolvimento Cientifico e Tecnologico administrado pelo Ministério de Ciéncia e Tecnologia. Os recursos
correspondentes aos 0,75% constituem pagamento pelo uso de recursos hidricos e sdo receitas da Agéncia
Nacional de Aguas - ANA para aplicagdo na implementacdo do Sistema Nacional de Gerenciamento de
Recursos Hidricos.

97. A Taxa de Fiscalizacdo de Servicos de Energia Elétrica — TFSEE foi instituida pela Lei
n.9.427, de 26 de dezembro de 1996, e equivale a 0,5% do beneficio econdmico anual auferido pela
concessiondria. O valor anual da TFSEE ¢é estabelecido pela ANEEL com a finalidade de constituir sua receita
e destina-se a cobertura do custeio de suas atividades. A TFSEE fixada anualmente é paga mensalmente em
duodécimos pelas concessionarias.

98. A Lei n.° 10.438, de 26 de abril de 2002, instituiu 0 Programa de Incentivo as Fontes
Alternativas de Energia Elétrica — PROINFA, com o0 objetivo de aumentar a participacdo de fontes
alternativas renovaveis na producdo de energia elétrica (energia edlica, biomassa e pequena central
hidrelétrica), privilegiando empreendedores que ndo tenham vinculos societarios com concessionarias de
geracdo, transmissdo ou distribuicdo de energia elétrica, visando, também, ao aumento da participacdo de
agentes no setor elétrico.

99. A responsabilidade pela contratacdo da energia elétrica gerada no &mbito do PROINFA é da
ELETROBRAS, de forma que todos 0s custos concernentes a aquisicdo da energia gerada pelo PROINFA
incorridos pela ELETROBRAS, inclusive os custos administrativos, financeiros e os decorrentes de encargos
tributarios, sdo rateados por todas as classes de consumidores finais atendidos pelo Sistema Elétrico
Interligado — SIN, exclusive os integrantes da Subclasse Residencial Baixa Renda cujo consumo seja igual ou
inferior a 80 kWh/més.

100. A Resolugdo Normativa ANEEL n° 127, de 6 de dezembro de 2004, estabeleceu os
procedimentos para o rateio do custo PROINFA, bem como para a definicdo das respectivas quotas de
energia elétrica, nos termos do Decreto n.° 5.025, de 30 de marco de 2004.

101. O Encargo de Servicos do Sistema — ESS representa o custo incorrido para manter a
confiabilidade e a estabilidade do Sistema para o atendimento da carga, apurado mensalmente pela CCEE e
pago pelos agentes da categoria de consumo aos agentes de geragdo que prestarem servicos néo
remunerados pelo Preco de Liquidagéo de Diferencas — PLD.

102. O ESS divide-se em Encargo de Servicos de Restricdo de Transmissdo e o Encargo de
Servicos Ancilares. Este dltimo inclui o célculo do pagamento pelo uso de combustivel gasto em reserva de
prontiddo, gasto com investimentos para prestacdo de servicos ancilares e custo de operagdo como
compensador sincrono, conforme Resolu¢fes ANEEL n.° 265, de 10 de junho de 2003, e n.° 688, de 24 de
dezembro de 2003. A maior parte desse encargo diz respeito ao pagamento para geradores que receberam
ordem de despacho do ONS para atendimento a restricdes de transmissao.
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103. O encargo referente a Pesquisa e Desenvolvimento Energético (P&D) foi criado pela Lei
n. 9.991, de 24 de julho de 2000, que estabelece que as concessionarias e permissionarias de Servicos
publicos de distribuicdo de energia elétrica ficam obrigadas a aplicar anualmente o montante de, no minimo,
0,75% de sua receita operacional liquida em pesquisa e desenvolvimento do setor elétrico e, no minimo,
0,25% em programas de eficiéncia energética.

104. As distribuidoras pagam mensalmente valores relativos ao custeio das atividades do
Operador Nacional do Sistema — ONS. Esse tem como atividades a coordenag&o e o controle da operacéo
dos sistemas elétricos interligados, e a administracdo e coordenacdo da prestacdo dos servicos de
transmissao de energia elétrica por parte das transmissoras aos usuarios acessantes da rede basica.

105. Assim, os valores dos encargos setoriais considerados nesta revisdo tarifaria, bem como os
atos legais que lhes deram origem, estdo demonstrados no quadro a seguir:

Tabela 6: Encargos Setoriais da CEPISA

Conta de Consumo de Combustiveis - CCC R§ 11.662.812 72 |Resolugdo Homuologatdria n.° 792, de 31.03/2009
Conta de Desenvoleirmenta Energético — CDE R§ 3.775.864 77 |Resolugdo Homologatdria n.®754/2008, de 164 272008
Taxa de Fisc. de Servigos de EE. - TFSEE R§ 1.600.0681 D6 |Mota Técnica n.? 261/2009- SRE/ANEEL , de 30/07/2008
Reserva Global de Reversdo - RGR R§ 5782734 24 |Memo SFF 12202009, de 14082009

Proinfa RE 7.126.308 75 |Resolugdo Homalogatdria n.2 772, de 27.01,/2009

ONE R§ 32.026 20 Previgdo SRE (jul-094un/2010)

Compensacéo financeira R§ =

Encargo de Servigos do Sisterna - ESS R% 1.044 683 57 |Previsdo SRE- julho/2009.

FP&D e Eficiéncia Energética R 5.874.673 63 |[Fdrmula - Res. Normativa n® 2332006

Total de Encargos Tarifarios R§ 36.919.191,04

IV.1.4.2 - Custos com Transporte de Energia

106. O Uso das Instalacdes da Rede Basica e das Demais Instalagbes de Transmissao de
Energia Elétrica refere-se aos valores pagos pelas concessiondrias de distribuicdo as Transmissoras,
conforme Contrato de Uso do Sistema de Transmissao — CUST celebrado com o ONS, para acesso a rede de
transmissdo do sistema interligado. S&o calculados mensalmente pelo ONS, com base nos valores de
demanda de poténcia multiplicados por tarifa especifica estabelecida pela ANEEL. Essa tarifa, por sua vez,
depende da receita anual permitida para as concessionarias de transmissao para cobrir 0s custos decorrentes
da atividade de transmiss&o. A ANEEL estabeleceu a Tarifa de Uso do Sistema de Transmiss&o (TUST), nas
formas de TUSTRg, relativa ao uso de instalacdes da Rede Basica, e TUSTr, referente ao uso de instalagdes
de fronteira com a Rede Basica.

107. O Uso das InstalacGes de Conex&o refere-se ao uso, pelas distribuidoras, das instalaces
de conexdo ndo integrantes da rede bésica e pertencentes as transmissoras, para conectar-se as instalacoes
da rede béasica de transmissdo. As instalacfes de conexdo sdo disponibilizadas diretamente aos acessantes
pelas proprietarias, mediante contrato de conexdo ao sistema de transmissao. Os valores desse encargo sao
estabelecidos pela ANEEL e tém reajuste anual concatenado com as tarifas de fornecimento das
distribuidoras de energia elétrica.
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108. Os encargos associados as instalacbes de transmissdo foram informados pela
Superintendéncia de Regulacdo dos Servicos de Transmissdo — SRT, por meio do Memorando n® 269/2009-
SRT/ANEEL, de 3 de agosto de 2009, para o periodo de agosto de 2009 a julho de 2010.

109. A receita referente as demais instalacbes de transmissdo e as instalagdes de conexdo,
incluindo as instalagdes implantadas sob a luz da Resolugdo n° 489/2002, deve ser concatenada na data de
reajuste tarifario ou revisao periodica das concessionarias ou permissionarias de distribuicdo, como encargos
de conex&o e transmissdo. Por isso, 0 encargo anual de conex&o na Tabela 7 foi atualizado pelo IGP-M de
agosto de 2008 a julho de 2009.

110. Adicionalmente, a CEPISA firmou Contrato de Uso do Sistema de Distribuicdo com as
distribuidoras: CELPE, CEMAR e COELCE cujos dispéndios anuais totalizam o valor de R$ 690.728,78.

111. Na presente revisdo tarifaria periddica, para os custos com transporte de energia da CEPISA,
foram considerados os valores apresentados na tabela seguinte, que totalizam R$ 55.610.965,92 a precos de
agosto de 2009.

Tabela 7: Custos com Transporte de Energia da CEPISA

Valor (R$

Reda hisica R§ 3793296270 Memo 269/2009-5RT, de 03 03 2003
Rede basica fronteira R 14376734 40 |Memo, 269/2009-5RT, de 03.05.2009

C one x&o R§ 2610540,04 Mermo. 269/2009-SRT, de 03 08.2009 (atualizacio IGPM)

lJ=0 da sistema de distribuicio R EI0728,7/8 (CUSDs CELPE, CEMAR e COELCE.

Total do Transporte de Energia R 55.610.965 92

112. Ressalta-se que, em relacdo aos encargos setoriais e 0s de transporte de energia, os valores

definitivos de contribuicdo ao ONS e Rede Basica sdo considerados de acordo com as Resolugdes vigentes
na data do reposicionamento, 28/08/2009, enquanto que os valores dos encargos RGR, TFSEE, Conexao e
Compra de Energia Elétrica sdo concatenados nesta data, ou seja, tém seus valores estabelecidos na data do
reposicionamento tarifario da concessionaria.

IV.1.5 - VALOR TOTAL DA PARCELA A (VPA)

113. Conforme j& mencionado, a Parcela A deve ser neutra para efeito tarifario, ou seja, se
reconhece que a concessiondria ndo deve ser beneficiada ou prejudicada por eventos que ndo pode
controlar. Assim, os custos da Parcela A sdo integralmente repassados as tarifas. O valor total apurado para
a Parcela A da CEPISA, calculado nos termos dos itens IV.1.3 e IV.1.4 € de R$ 330.567.298,26, conforme
detalhado na tabela abaixo.

Tabela 8: Valor Total da Parcela A (VPA

Componente Valor (R$)
Compra de Energia para Revenda 238.037.141,29
Encargos Setoriais 36.919.191,04
Custo com Transporte de Energia 55.610.965,92
Total Parcela A 330.567.298,26
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IV.2 - DETERMINAGAO DO VALOR DA PARCELA B

114, Os itens a seguir detalham os valores definidos na Parcela B.

IV.2.1 - CUSTOS OPERACIONAIS
IV.2.1.1 - Enfoque Metodoldgico

115. A construcdo dos custos operacionais passa pela elaboracdo dos custos de referéncia
utilizando-se a ferramenta da Empresa de Referéncia e, posteriormente, pela analise de consisténcia dos
resultados obtidos de forma a determinar os custos operacionais eficientes e que sejam aderentes as reais
condi¢Bes geo-econémicas do ambiente no qual a concessionaria desenvolve sua atividade de prestacéo dos
servicos de distribuicdo de energia elétrica.

116. A determinacdo dos recursos necessarios para a composicao dos custos operacionais deve
contemplar o dimensionamento dos seguintes itens:

= Recursos humanos (administrativo e de operagéo e manutencao);

= |nfra-estrutura fisica, envolvendo edificacfes, moveis e sistemas de informatica;
= Materiais e servicos;

= Transporte.

117. Para a determinacdo das capacidades internas e externas requeridas para 0 cumprimento
eficiente dos Processos e Atividades (P&A), deve-se analisar uma estrutura organizacional referencial,
contemplando a definicdo dos postos de trabalho que a integram, a dotagdo dos recursos humanos de cada
um deles e a remuneragdo dos mesmos. Para isto, a empresa de distribuicdo deve prestar eficientemente o
servico elétrico, através do cumprimento das atividades béasicas de distribuicdo de energia elétrica
considerando os requisitos de qualidade do produto oferecido e do servico prestado, estabelecidos no
contrato de concessdo e nas normas regulatorias aplicaveis.

118. Esse processo, quando eficiente, requer o funcionamento harmonico de uma estrutura
organizacional adequadamente desenhada e implementada, contemplando a otimizacdo dos recursos e
custos atribuidos ao desempenho de cada processo e atividade. Calculada sob essas premissas, a receita
méxima que a distribuidora podera receber por esses servicos devera assegurar um adequado retorno sobre
o capital investido e fazer face a custos otimizados, considerados como tais custos eficientes minimizados no
atendimento a niveis de qualidade crescentes.

119. De uma forma geral, e independente do modelo estrutural que possa ser adotado em funcédo
de estratégias especificas, a organizagdo da distribuidora requer o cumprimento de funcdes basicas, como
descrito a seguir, e que serdo utilizadas na composicdo da Empresa de Referéncia (ER), adotando-se
nomenclatura tipica:
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= Direcdo, Estratégia e Controle: Inclui atividades de: a) Direcdo Geral, no estabelecimento
de estratégias e relacionamentos institucionais; b) Controle de Gestdo, referidas ao
monitoramento e ajuste do desempenho da gestédo global da companhia; ¢) Assessoramento
Legal, nos assuntos e situacdes onde for necessario;

= Administragéo: Contempla atividades de: a) Gestdo de Recursos Humanos, incluindo o
recrutamento, a capacitacdo e a administracdo dos empregados permanentes e temporarios
(se houver) da organiza¢do; b) Compras e Contratos referentes a gestdo (provisionamento e
logistica) dos produtos e servigos necessarios; c) Informéatica e Comunicagdes, vinculadas ao
desenvolvimento, implantacdo e a manutencéo dos processos informatizados que suportam
as atividades da concessionéria;

= Finangas: Contempla as atividades referentes a gestdo econémico-financeira de curto e
longo prazos, incluindo, entre outros, aspectos tais como a obtengéo dos recursos financeiros
necessarios para a operagdo da distribuidora, a gestdo tributaria e o controle do seu
endividamento;

= Comercial: Contempla atividades de: a) Atendimento ao cliente, incluindo o atendimento
personalizado e telefonico aos clientes; b) Servico Técnico Comercial, incluindo a conexao de
novos servigos, corte e religacdo, e controle de perdas “ndo técnicas”; ¢) Gestdo Comercial,
que inclui o planejamento, acompanhamento e controle da execucdo dos processos
comerciais e atendimento aos clientes, acompanhamento das perdas “ndo técnicas”,
laboratorio de medidores e previsdes de recursos; d) Compra de Energia e relacionamento
com Grandes Consumidores que inclui atividades de comercializagéo de energia no atacado;
= Técnica: Inclui atividades relacionadas as instalacdes fisicas do sistema elétrico fisico e de
seu controle: a) Operacdo das instalacdes elétricas de forma programada ou intempestiva; b)
Manutencdo ou reparacdo programadas ou ndo programadas, inspecdo e revisdo, e
adequacédo de instalagdes; c) Controle e supervisdo das atividades de O&M, manejo dos
sistemas de apoio, previsdo de materiais e ferramentas, acompanhamento da qualidade do
Servico.

120. Os P&A de Direcdo, Estratégia e Controle e de Administracdo e Finangas ndo requerem
funcionalidade com dispersao geografica, sendo executados de maneira centralizada na sede corporativa da
empresa. Cumpre observar que os P&A relacionados ao planejamento da expanséo fisica do sistema elétrico,
respectivos projeto e implantacdo (construcdo/obras) ndo sdo detalhados no escopo da Empresa de
Referéncia, por estarem relacionados ao investimento remunerado no ambito da concessao, nao sendo as
despesas correspondentes a pessoal, material, servicos de terceiros e outros tratados em rubricas de custeio.

121. O processo de elaboragdo dessa estrutura da ER baseia-se nas funcbes descritas e
contempla a analise dos postos de trabalho (em quantidade e qualificacdo) requeridos para prover o eficiente
desempenho dessas funcdes, considerados os requisitos do contrato de concessdo e outras normas
regulatérias. Os P&A de Planejamento Técnico, Engenharia e Operacdo incluem tarefas que podem ser
executadas de maneira centralizada e outras que devem ser cumpridas junto as regionais onde se encontram
as instalacdes fisicas utilizadas para prover os servicos. A operacéo e a manutencao (O&M) das instalacdes
elétricas requerem descentralizacdo geogréfica, devendo realizar-se nos denominados “Centros de Servigo”.
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122. Interpretam-se como atividades de Operacdo e Manutencdo (O&M) a manutencéo corretiva e
preventiva dos equipamentos e instalagdes que constituem as redes de distribuicdo, bem como as operacdes
necessarias em tarefas programadas e para repor a continuidade do servico.

123. Os gastos que fazem parte dos custos de O&M surgem da avaliacdo a “precos de mercado”
de todas as tarefas que devem ser exercidas por uma empresa eficiente. Os custos indiretos correspondentes
as atividades de Direcéo, Estratégia e Controle ndo sdo componentes que devam incluir-se como parte dos
custos de O&M, motivo pelo qual seu célculo ndo deve ser considerado neste ponto. Avalia-se, entdo, a
suficiéncia da dotacdo do pessoal disponivel para estas tarefas, fazendo-se logo a comparacdo com outras
empresas que possam ser consideradas referéncias validas. A partir dessa andlise, procede-se a
determinacéo dos custos de O&M, reconhecendo-se inicialmente as atividades proprias de O&M em cada um
dos segmentos ou niveis de tensdo do sistema de distribuicao.

124, Quanto aos custos incluidos nesse referencial, consideram-se 0s seguintes itens:

= Todos os gastos de pessoal, materiais, reposicdes para o equipamento elétrico e
Servicos;

= Todas as anuidades de investimento de curto periodo de recuperacdo, como por
exemplo: hardware e software, veiculos, efc;

= Toda a infra-estrutura de edificios de uso geral, que se considera alugada.

125. Dessa forma, os custos calculados ndo incluem os investimentos em ativos associados
especificamente a prestacdo do servico, ou seja, a rede elétrica composta por linhas de distribuicdo e
subestacdes.

126. Para efeito de determinacdo dos custos da estrutura de Administragdo, dos custos diretos e
indiretos de Operacdo e Manutencdo das instalacdes e das atividades de Comercializacdo, torna-se
necessario desenhar uma Empresa de Referéncia (ER) que tenha uma estrutura eficiente e que realize suas
atividades de maneira que 0s custos resultantes correspondam aos que existiriam no ambito de um mercado
competitivo.

127. Deste modo se obtém, a partir da consideracdo dos P&A tipicos e de uma estrutura de
administracdo adaptada a realidade geo-econémica da distruibuidora, o dimensionamento apropriado da ER,
dotado dos recursos necessarios para uma empresa caracterizada como eficiente.

128. O detalhamento dos critérios utilizados e os calculos realizados sdo apresentados no Anexo |
desta Nota Técnica e sdo apresentados sucintamente no item a seguir.

IV.2.1.2 — Custos por Area
129. A seguir encontra-se apresentado um quadro que resume 0S custos totais anuais que

correspondem a gestdo da ER, para prestar de forma eficiente os servicos de distribuicdo e comercializacéo
de energia elétrica a seus clientes da area de concessdo. Os valores estdo projetados para agosto de 2009.
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Tabela 9: Custos Totais por Ano — Precos a Agosto de 2009

CUSTOS PESSOAL CUSTOS MAT. E CUSTOS TOTAIS /
SETORES DA EMPRESA
T N sl o I

1. ADMIHISTRACAC 54 554 671 06 21.043.023 26 75 597 594 32
ESTRUTURA CEMTRAL 36.288.957 45 4,924 699 72 4 365717
ESTRUTURA REGIONAL 18.265.713 61 2.560.746 11 20 826 459 72
SISTEMAS 0,00 13 557 577 43 13 557 577 43

2. PROCESS0S DE O&M 25.596.511 20 19 .930.912 53 45 527 423 73

3. PROCESS 05 COMERCIAIS 50.503.539 65 20125254 07 S0 626793 ,72
TAREF A5 COMERCIAIS 12.358.322 98 3.105.609,33 15 463.932 31
FATUR AMEMTO 837597327 13.010.731 24 21 386.704 51
PERDAS MAC-TECHICAS 4921897937 992 258 97 5914 238 34
TELEATEMDIME MTQ 4,847 264 02 3.016.654 03 7 BE3.918,05

4. CUSTOS ADICIONAIS -556 508 30 2804 330 62 1915622 32
ADMINIS TR ATIVO -1.019.372 26 903 763,58 -115 508 B8
OPERACADE MANUTEMCAD 951 .330,31 1.565.146,14 2526537 05
COME RCLAL -530.526 95 335.420 90 -435 106 05
GERACAD PROPRIA 0,00 0,00 0,00

IV.2.1.3 — Resultados Finais

130. Os detalhes sobre a metodologia de célculo dos custos operacionais aplicada, os itens de
custos considerados e 0s respectivos calculos encontram-se no Anexo |. Dessa forma, 0s custos
operacionais admitidos como eficientes que devem ser cobrados na tarifa dos consumidores finais sdo de
R$176.669.734,09.

131. A Resolugdo n°. 234/2006, com redacdo dada pela Resolugao n°. 338/2008 estabeleceu o
referencial regulatorio a ser utilizado nos processos de revisao tarifaria a titulo de receitas irrecuperaveis, que
no caso da CEPISA é de 0,90% da receita bruta da concessionaria.

132. Considerando uma receita igual a R$ 816.831.896,81, inclusos PIS/COFINS com aliquota
média de 5,78% e ICMS com aliquota de 23,41%, chega-se ao valor de R$7.351.487,07, a ser atribuido a
titulo de perdas de receita irrecuperaveis.

IV.2.2 - CUSTO DO CAPITAL
133. A determinacgdo da remuneracdo sobre o capital investido requer trés definicdes:
i) ataxa de retorno adequada a ser aplicada sobre o capital préprio e de terceiros;
i) a participacdo do capital proprio e de terceiros no capital total (estrutura de capital); e

iii) o proprio valor do capital a ser remunerado, ou base de remuneracao.
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134. Assim, a remuneracdo sobre o capital investido, que deve ser incluida nas tarifas, é o
resultado da aplicacdo da taxa de retorno adequada para a atividade de distribuicdo no Brasil sobre o
investimento a ser remunerado, ou base de remuneracao.

135. Os itens a seguir detalham a metodologia e os valores obtidos na determinagdo da estrutura
de capital e da taxa de retorno sobre o capital proprio e de terceiros.

IV.2.2.1 - Estrutura Otima de Capital

136. A definicdo de uma estrutura étima de capital baseia-se no pressuposto concreto de que as
empresas estdo permanentemente tentando reduzir o custo de financiamento de suas operacdes. Para tanto,
buscam encontrar um ponto ideal de alavancagem financeira (participagéo de capital de terceiros no capital
total), uma vez que o capital de terceiros custa menos que o capital proprio. O aumento do grau de
alavancagem, no entanto, introduz o risco de faléncia.

137. Dessa forma, a estrutura de capital € definida como as proporcoes dos diversos tipos de
capital proprio (por exemplo: acdes ordinarias, acdes preferenciais) e de capital de terceiros (diversos tipos de
obrigacdes, dividas) no ativo total da empresa. Entretanto, na maioria dos estudos realizados, toma-se a
estrutura de capital numa forma mais simples, agregando os diversos tipos de capital proprio numa unica
conta de capital proprio e os diversos tipos de capital de terceiros numa outra conta Unica de dividas. Assim,
quando séo considerados apenas capitais proprios e de dividas na estrutura de capital, pode-se definir a
estrutura de capital pela razéo capital de terceiros ou divida (D) sobre capital total (P+D), ou seja, D/(P+D).

138. A estrutura de capital afeta a taxa de retorno de diversas maneiras. Primeiro, entra
diretamente na férmula do WACC (Weighted Average Cost of Capital), determinando os pesos dos diversos
custos de capital que compordo a taxa de retorno. Segundo, tem impactos sobre diversos riscos, como o0 risco
financeiro, ja que a presenca de capital de terceiros eleva a volatilidade dos retornos sobre capital proprio do
projeto.

139. Além desses efeitos diretos, a estrutura de capital tem um efeito importante sobre o retorno
sobre o capital total, devido ao tratamento diferenciado que recebem os juros de divida e os juros pagos a
titulo de remuneracdo do capital proprio, para efeito de abatimento no calculo dos impostos sobre a renda. Se
uma concessionaria toma emprestado para financiar suas atividades, os juros pagos sdo abatidos
diretamente do lucro da empresa.

140. A metodologia utilizada para o célculo da estrutura 6tima de capital das distribuidoras para o
segundo ciclo de revisdo tarifaria (2007-2010) foi estabelecida na Resolu¢do Normativa da ANEEL n° 234, de
31 de outubro de 2006. Segundo essa metodologia, a determinagdo da estrutura 6tima de capital baseia-se
em dados empiricos das empresas de distribuicdo de energia elétrica dos seguintes paises que utilizam o
regime regulatorio de precos maximos: Argentina, Chile, Brasil, Australia e Gré-Bretanha. A partir da analise
da relagdo capital de terceiros/capital total (relacdo D/V) dessas empresas, € obtida a estrutura 6tima de
capital para as concessionarias brasileiras de distribuicdo de energia elétrica.
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141. Primeiramente agrupa-se 0s cinco paises em trés grupos. O primeiro grupo de paises,
chamado de grupo 1, é formado por Argentina e Chile. A razdo para o agrupamento desses dois é que ambos
séo paises em desenvolvimento, cujas empresas de distribuicdo de eletricidade estdo sujeitas a regulacéo de
price cap. Posteriormente, agrupam-se a Austrdlia e a Gra-Bretanha, paises com alto grau de
desenvolvimento e que aplicam a regulagdo de price cap no setor de distribuicdo de eletricidade, que €
chamado de grupo 2. Finalmente, forma-se o grupo 3 contendo apenas as empresas brasileiras.

142. Apos a formacdo dos trés grupos, determina-se uma faixa de valores da relacdo capital de
terceiros/capital total (relacdo D/V) para cada pais a partir da observacdo empirica das empresas nos
respectivos paises. Em seguida, procede-se a formacdo de uma faixa de valores da relagdo D/V para cada

grupo.

143. Formalmente, o procedimento para a construgdo da faixa de valores em cada um dos grupos
citados consiste nos dois passos seguintes:

» Determinacdo de uma faixa para cada pais. O limite inferior dessa faixa é igual a média
das relagdes D/V (medias das empresas) dos Ultimos trés anos menos % (meio) desvio-
padrdo médio dos ultimos trés anos, enquanto o limite superior é igual a essa mesma
média mais ¥z (metade) desse mesmo desvio-padrao;

= Determinacdo de uma faixa para os grupos 1 e 2, cujo limite inferior € igual a media dos
limites inferiores das faixas dos dois paises e cujo limite superior é igual a média dos
limites superiores das faixas dos dois paises. Obteve-se entdo o intervalo [36,36 —
51,84%)] para o grupo 1 e [64,12 — 77,54%] para 0 grupo 2.

144, O passo seguinte combina as faixas desses dois grupos (1 e 2), obtendo-se uma outra faixa
que servird de comparacao com a que resulta dos dados brasileiros (grupo 3). O procedimento a ser seguido
é 0 seguinte:

» Realiza-se a unido das faixas dos grupos 1 e 2 para se obter uma nova faixa. O limite
inferior dessa faixa é obtido por considerar o menor valor de D/V entre as faixas obtidas
para cada grupo, enquanto o limite superior € o maior. Com a unido das faixas, obtém-se
0 intervalo de variacdo que se esperaria encontrar para empresas distribuidoras de
eletricidade de paises que j& usam o regime de price-cap ha algum tempo. O intervalo
obtido com este procedimento foi entdo de [36,36 — 77,54%].

= Determina-se a faixa para a relagdo D/V das empresas brasileiras como a interse¢éo da
faixa obtida a partir dos dados das empresas brasileiras (grupo 3) com a faixa obtida no
passo anterior. A faixa obtida para o grupo 3 foi [44,62 — 66,59%], sendo a interse¢édo
resultante igual a [44,62 — 66,59%].

145, De posse do intervalo regulatério, a meta pontual sera o valor dentro desse intervalo final que
mais se aproxima da média da faixa definida pela unido dos grupos 1 e 2. O valor resultante foi entdo de
56,95% para a participacdo de divida no capital total. Apds o ajuste em funcédo da participacdo da RGR na
divida das empresas, o valor final adotado foi de 57,16% para a estrutura de capital.
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IV.2.2.2 — Custo Médio Ponderado de Capital (WACC)

146. Para o célculo da taxa de retorno utiliza-se a metodologia do Custo Médio Ponderado de
Capital (Weighted Average Cost of Capital - WACC), incluindo o efeito dos impostos sobre a renda. Esse
enfoque busca proporcionar aos investidores um retorno igual ao que seria obtido sobre outros investimentos
com caracteristicas de risco comparaveis. Em suma, se trata de considerar na tarifa uma remuneracéo que
corresponda exclusivamente ao custo de oportunidade do capital do investidor.

147. Assim, 0 método do WACC procura refletir o custo médio das diferentes alternativas de
financiamento (capital proprio e de terceiros) disponiveis para o empreendimento, sendo expresso pela
seguinte formula:

P D
rp +
P+D P+D

rp-(=T) Q)

Pwace =

onde:

fwace: CUSto médio ponderado de capital apds impostos (taxa de retorno);

re: custo do capital proprio;

fo: custo da divida;

P: capital proprio;

D: capital de terceiros ou divida;

T: aliquota tributaria marginal efetiva.
148. A seguir apresenta-se, de forma sintética, o calculo do custo de capital proprio e de terceiros,
que compdem o custo médio ponderado (WACC).

a) Custo de Capital Proprio

149. Para o custo de capital proprio adota-se 0 método CAPM (Capital Asset Pricing Model), que
busca identificar a percep¢do do mercado sobre os verdadeiros riscos do setor. O modelo de custo do capital
préprio pelo método Capital Asset Pricing Model (CAPM), no mercado doméstico (Brasil), em reais, encontra-
se expresso na formula a seguir.

rCAPM:rf+ﬂ'(rm_rf)+rR+rB+rX 3)

onde:

rcapm: CUSto de capital préprio;

r+. taxa de retorno do ativo livre de risco;

L. beta do setor regulado;

rm-It. prémio de risco do mercado de referéncia;
re: prémio de risco de regime regulatorio;

rs: prémio de risco pais;

rx: prémio de risco cambial.

150. Para a taxa livre de risco (ry) utiliza-se o rendimento do bonus do tesouro americano com
vencimento de 10 anos e duration de aproximadamente 8 anos. Para esse titulo, utilizou-se a média das taxas
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de juros anuais no periodo de janeiro de 1995 a junho de 2006, obtendo-se, através de media aritmética, uma
taxa de juros média anual de 5,32%.

151. O prémio de risco de mercado (rm-11) € calculado a partir da diferenga entre os retornos
médios da taxa livre de risco e do indice Standard & Poor’s 500 (S&P500), que consiste num indice composto
pelas acdes das 500 maiores empresas negociadas na bolsa de Nova lorque. Dessa forma, com base nas
series historicas de janeiro de 1928 a junho de 2006, obteve-se uma taxa anual média (aritmética) de retorno
do mercado acionario de 6,09%.

152. O calculo do Beta (A envolve os seguintes passos: i) célculo do Beta alavancado para a
amostra de empresas de energia elétrica dos EUA que apresentem a transmissdo e distribuicdo em suas
atividades; ii) desalavancagem dos Betas obtidos para cada empresa, utilizando-se o grau de alavancagem
especifico de cada empresa e a aliquota de 40% de imposto de renda dos EUA, obtendo-se o Beta associado
ao risco do negdcio; iii) calculo da média dos Betas desalavancados ponderado pela participagdo dos ativos
das empresas no total de ativos da amostra, cujo resultado chamar-se-a de Beta desalavancado do setor; e
Iv) realavancagem do Beta desalavancado do setor, usando-se a estrutura de capital no Brasil estabelecida
sob o0 enfoque regulatério e a aliquota de 34% de impostos, composta de 25% da aliquota do Imposto de
Renda de Pessoa Juridica e 9% de Contribuicdo Social Sobre o Lucro Liquido.

153. Para se proceder ao calculo dos betas, foram escolhidas empresas americanas do setor
elétrico cujas atividades principais estdo vinculadas a distribuicdo e transmissdo de energia elétrica. O critério
utilizado para selecionar as empresas foi a participacdo dos ativos ligados a atividade de distribuicdo e
transmissao no ativo total. Foram selecionadas entéo empresas cuja participagéo desses ativos fosse igual ou
maior que 50% do ativo total. De acordo com este critério, foi escolhida uma amostra de 20 empresas.
Utilizando dados semanais de preco de fechamento de ac¢fes no periodo, entre julho/2001 e junho/2006,
calculou-se os betas cujos valores sdo apresentados na tabela a seguir. A partir da estrutura média de capital
dos Ultimos 5 anos, utilizando-se a aliquota de imposto de 40%, e ponderando-se pelo capital total da
empresa com data base em 2005, obteve-se o beta desalavancado meédio igual a 0,296. O beta
realavancado, considerando uma estrutura de capital (D/V) igual a 56,95%, resulta em 0,554.

154, Assim, o prémio de risco total do negécio, financeiro e regulatério pode ser expresso pelo
calculo de um beta que reflita todos esses riscos, que sera dado genericamente por:

,B — ﬂRAlavancado + A,B (4)

onde:

PrMavancado & o heta no mercado de referéncia (regime rate of return) alavancado pela estrutura de

capital adotada;

A é o ajuste por risco regulatério, a ser considerado no segmento de Distribui¢&o.
155. Para o0 ajuste do beta em fun¢éo do risco de regime regulatorio adotou-se para o beta inglés
alavancado o valor 1,0 (um) conforme disposto na proposta final da OFGEM para o processo de revisdo
tarifaria das distribuidoras de eletricidade no Reino Unido!. Considerando a estrutura de capital regulatoria

1 Electricity Distribution Price Control Review Final Proposals, November 2004, 265/04, OFGEM.
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adotado pela OFGEM de 57,5%?2 obtém-se um valor para o beta inglés desalavancado de 51,36%, valor este
que utilizado na equacao do ajuste por risco do regime regulatorio (4) resulta no valor de 0,218.

156. Sendo assim, o beta final calculado a partir da equagéo (9) é igual a 0,772, resultando em um
prémio total do risco do negdcio, financeiro e regulatorio (3. (rm-r7) ) de 4,70% (em termos nominais).

157. O prémio de risco pais (rg) € definido como a diferenca entre o prémio de risco soberano do
Brasil e 0 prémio de risco de crédito do Brasil. O prémio de risco soberano é o spread que um titulo de renda
fixa do governo brasileiro emitido em délares paga sobre a taxa livre de risco dos EUA. O prémio de risco de
crédito Brasil € computado como o spread sobre a taxa livre de risco que estdo pagando os bonus emitidos
por empresas dos EUA com mesma classificagéo de risco que o Brasil. Representando por rs 0 prémio de
risco soberano e por rcB o prémio de risco de crédito Brasil, 0 prémio de risco pais (rs), € dado por:

rB = rs - ch (5)
onde:
rs: prémio de risco pais;
fs: prémio de risco soberano;
rcB: prémio de risco de crédito Brasil.

158. Para o calculo do prémio de risco soberano, utiliza-se a série historica diaria do indice
Emerging Markets Bonds Index relativo ao Brasil (EMBI+Brazil), de abril de 1994 a junho de 2006, resultando
no valor médio de 7,87%. No célculo do prémio de risco de crédito Brasil, adota-se a média dos spreads
sobre a taxa livre de risco de titulo emitidos por empresas com classificacéo de risco igual ao do Brasil (Ba2,
na terminologia da Moody’s), no mesmo periodo acima definido, resultando em uma taxa média 2,96% como
prémio de risco de crédito Brasil. Dessa forma, o prémio de risco Brasil (rg) é igual a 4,91%.

159. O risco cambial é definido como a diferenca entre o spread do cdmbio no mercado futuro e a
expectativa de desvalorizacdao cambial, sendo que a realizacdo da desvalorizacdo cambial é a expectativa de
desvalorizacdo adicionada de um “ruido branco”. Assim, aplica-se um procedimento estatistico, chamado
Filtro de Kalman, para se eliminar o “ruido branco”. O prémio de risco cambial (rx) é calculado a partir dos
dados mensais do mercado futuro de cambio da Bolsa de Mercadorias e Futuros (BMF) de julho de 1999 a
junho de 2006, resultando no valor de 1,78%.

160. Assim, o custo de capital proprio, em termos nominais, é de 16,71%.

b) Custo de Capital de Terceiros

161. Para o custo de capital de terceiros das empresas existentes adota-se uma abordagem
similar & do capital proprio, ou seja, adiciona-se a taxa livre de risco os prémios de risco adicionais exigidos

para se emprestar recursos a uma concessionaria de distribuicdo no Brasil. O custo do capital de terceiros é
calculado pelo método CAPM de divida, conforme a seguinte expressao:

2 |dem.
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ry=r,+r.+rg+ry  (6)

onde:

r4: custo de capital de terceiros;

. taxa de retorno do ativo livre de risco;
re: prémio de risco de crédito;

rs: prémio de risco pais;

rx: prémio de risco cambial.

162. O prémio de risco de crédito (rc) deve representar o spread sobre a taxa livre de risco que
pagam empresas com a mesma classificacé@o de risco das distribuidoras de energia elétrica brasileiras. Dessa
forma, no calculo do prémio de risco de crédito foram selecionadas empresas com classificacao de risco Ba2
que tinham série de titulos de longo prazo com liquidez calculado no periodo de abril de 1994 a junho de
20063. Calculando a média dos spreads dessas empresas ao longo da série, determina-se uma taxa media de
2,96% como prémio de risco de crédito.

163. Assim, o custo de capital de terceiros, em termos nominais, € de 14,97%.
c) Custo Médio Ponderado de Capital (WACC)

164. Tendo sido calculado todos os componentes, pode-se encontrar o custo de capital proprio a
ser aplicado ao setor de distribuicdo de energia elétrica. Como as tarifas sdo reajustadas por um indice de
inflacdo (IGP-M ou IPCA), interessa-nos ter o custo de capital expresso em termos reais. Para deflacionar o
custo de capital, basta descontar a taxa de inflagdo média anual dos EUA, de acordo com a férmula abaixo,
onde = € a taxa de inflagdo média anual dos EUA no periodo de 1995-2005:

1+r
_ NOMINAL
FREaL = 1+ 7 (7)

165. Aplicando-se a equacao anterior e adotando-se a aliquota de imposto (T) igual a 34%, resulta
em um custo de capital para a estrutura de capital sugerida (D/V=57,16%) em termos nominais de 12,81%.
Deflacionando-se o custo nominal pela taxa de inflagdo média anual dos EUA no periodo de janeiro de 1995 a
junho de 2006, 2,60%, obtém-se o custo em termos reais, que resultou em 9,95% depois dos impostos. Os
resultados finais s&o mostrados na tabela a seguir.

Tabela 10: Custo Médio Ponderado do Capital - WACC
Componente Férmula Valor

Estrutura de Capital
Capital Préprio (P/V) 42,84%
Capital de Terceiros (D/V) 57,16%

Custo de Capital Préprio
Taxa livre de risco ry 5,32%

3 Moodys Investors Service. Credit Trends Historical Yield Archive (Intermediate Corporate Bonds).
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Componente Férmula Valor
Prémio de risco de Mercado o 6,09%
Beta médio desalavancado ﬂRRD“”l“V 0,296
Beta médio alavancado Bre™™ 0,554
Ajuste do beta (regime regulatorio) AL 0,218
Beta final B =P + AP 0,772
Prémio de risco do negdcio, financeiro e regulatério B(tm-19 4,70%
Prémio de risco Brasil rp 4,91%
Prémio de risco cambial Iy 1,78%
Custo de capital préprio nominal rp 16,71%
Custo de capital prdprio real rp 13,75%

Custo de Capital de Terceiros

Prémio de risco de crédito re 2,96%
Custo de divida nominal D 14,97%
Custo de divida real 12,06%
Custo Médio Ponderado

WACC nominal depois de impostos rwacc 12,81%
Inflagdo americana T 2,60%
WACC real depois de impostos rwacc 9,95%

166. Com base no exposto, 0 Custo Medio Ponderado do Capital, ou seja, a taxa de retorno

adequada para investimentos em distribuicdo de energia elétrica no Brasil € de 9,95%, conforme apresentado
na tabela anterior.

IV.2.3 - BASE DE REMUNERACAO REGULATORIA
IV.2.3.1 - Determinagéo do Valor da Base de Remuneragéo

167. Para 0 montante de investimento a ser remunerado — base de remuneracdo — a ANEEL esta
considerando o valor dos ativos necessarios para prestar o servi¢o de distribuicdo, nos termos da Resolugéo
ANEEL n° 234, de 31 de outubro de 2006, com redacdo alterada pela Resolugao n° 338/2006.

168. Assim, de acordo com a resolugdo em questdo, para a avaliacdo dos ativos das
concessionarias, vinculados a concessdo do servico publico de distribuicdo de energia elétrica, visando a
definicdo da Base de Remuneragdo no segundo ciclo da revisdo tarifaria periodica, devem ser adotados,
nesta seqiiéncia, os seguintes procedimentos:

a) abase de remuneragdo aprovada no primeiro ciclo de reviséo tarifaria deve ser blindada.
Entende-se como base blindada os valores aprovados para o primeiro ciclo;
b) da base blindada devem ser expurgadas as baixas ocorridas entre as datas-base do
primeiro e segundo ciclo de revis&o tarifaria;
c) ap6s a exclusdo dessas baixas, ano a ano, os valores remanescentes devem ser
atualizados pela aplicagéo do IGP-M;
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d) também deve ser levado em consideragéo o efeito da depreciacdo acumulada ocorrida
entre as datas-base do primeiro e segundo ciclo de revisao tarifaria, obtendo-se o valor
da base de remuneracéo atualizada;

e) as inclusdes entre as datas-base do primeiro e segundo ciclo de revisao tarifaria, desde
que ainda em operagé&o, sdo avaliadas utilizando-se a metodologia definida na Resolucéo
n.° 234/2006;

f)  os valores finais da avaliagdo sdo obtidos somando-se os valores atualizados da base de
remuneracdo (item d) com os valores das inclusdes ocorridas entre as datas-base do
primeiro e segundo ciclo de revisao tarifaria (item e).

169. Dessa forma, para fins de composicdo da base de remuneracdo para o préximo periodo
tarifario da CEPISA deve-se avaliar a base incremental do ultimo periodo tarifario, mantendo-se o conceito
chave da Resolugéo n°® 493/2002 e ratificada na Resolugéo n° 234/2006 de refletir apenas os investimentos
prudentes na definicdo das tarifas dos consumidores. Tratam-se dos investimentos requeridos para que a
concessionaria possa prestar o servico de distribuicdo cumprindo as condi¢des do contrato de concessdo (em
particular os niveis de qualidade exigidos), avaliados a “precos de mercado” e “adaptados” através dos
indices de aproveitamento definidos na referida Resolugéo.

170. Para efeito da presente revisdo tarifaria foram utilizados os valores informados pela
Superintendéncia de Fiscalizagdo Econdmica e Financeira (SFF) por meio do Memorando n® 1188/2009-
SFF/ANEEL, de 7 de agosto de 2009.

171. Assim, a Base de Remuneracéo definitiva, a pre¢o de 31 de julho de 2009, validada pela
SFF, é a seguinte:

a) O Ativo Imobilizado em Servigo — AIS da Atividade de Distribuicdo (deduzido dos valores
de Serviddes; Terrenos, Bens Administrativos, Veiculos e Moveis e Utensilios, bens
totalmente depreciados e Obrigacbes Especiais, sendo estas no valor de R$
180.993.470,11), sobre a qual deve ser calculada a Quota de Depreciacdo, é de R$
672.040.188,21;

b) A Base de Remuneracdo Liquida de Distribuicéo definitiva € de R$ 340.651.094,51;

c) A Taxa de Depreciacdo media € de 4,45%; e

d) A Quota Anual de Depreciacdo média é de R$ 29.905.788,38.

172. Os resultados estéo sintetizados na tabela a seguir.
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Tabela 11: Resumo da Base de Remuneracao Regulatoria

(1) Ativo Imaobilizado em Servico (Valor Novo de Reposicao)
() Indice de Apraveitarmento Integral

(31 Ohrigactes Especiais

(4) Bens Totalmente Depreciados

{(9) Base de Remuneracaoe Bruta= {1)-2)43)-{4)

(61 Depreciagdo Acumulada

(71 AIS Liguido (Walor de Mercado em Uso)

(@) Indice de Aproveitarmento Depreciado

(9 “alor da Base de Remuneracio (+BR)

(101 Almoxarifado em Operacio

(111 Ativo Diferido

(121 Terrenos e Serviddes

{13) Base de Remuneracio Liquida Total = (1)-{6) -(8)-(3) +{10)+{11)+{12)
(14) Base de Remuneracio Bruta - RGRFLPT

(18] Depreciacdo Acurmulada - RGRPLPT

(16) Base de Remuneracdo Liquida - RGR/PLPT

(171 Taxa de Depreciacio

(18] Quota de Reintegracdo Reqgulatdria = (171 * (B

IV.2.3.2 - Célculo da Remuneracéo do Capital

173.

A partir do custo médio ponderado de capital em termos reais de 9,95%, obtido no item

1.201.473.966 05
5.456.535 Bb
180.995.470,11
342883771 50
672.040.188,21
BOZ.485. 605 65
518885360 40
3.551.5950 72
515.433.403 K5
4245175 40
0,00

15965979 54
340651.094,51
21.755.860 20
997 067 47
20.758.492,73
4 45%
29.805.758 35

IV.2.2, procede-se ao célculo da remunerag&o liquida do capital (RLC) nos termos da equacao a seguir:

174.

RLC =BRRI*r,,.. (8)

onde:
BRR = base de remuneracao regulatdria liquida;
rwacc = custo médio ponderado de capital (real).

Por conseguinte, a remuneragdo bruta do capital (RBC) é dada pela equagéo a seguir, onde

T é a aliquota do imposto (34%):

175.

rBC=REC (g
1-7

Dessa forma, o valor da remuneracdo bruta do capital apurado de acordo com as equacdes

anteriores foi de R$ 49.621.203,86.

IV.2.4 - DEPRECIACAO
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176. A quota de reintegracao regulatdria € composta das quotas de depreciacéo e de amortizacéo
e representa a forma de recomposicdo dos investimentos realizados para prestacdo do servigo ao longo da
vida util desses bens.

177. Para este item foi considerado o percentual de 4,45% sobre o valor do Ativo Imobilizado em
Servico menos Terrenos. Esse percentual reflete a taxa média de depreciacdo e amortizacdo dos ativos da
CEPISA e os valores do ativo e de terrenos estéo atualizados pelo IGP-M até maio de 2009.

178. Vale destacar que de acordo com a Resolugdo n° 234/2006, a depreciacdo dos ativos
adquiridos com recursos oriundos das ObrigacBes Especiais ndo é computada na parcela B da receita
requerida da Concessionaria. Tais recursos sao relativos a participagdo financeira do consumidor, das
dotagBes orcamentarias da Unido, verbas federais, estaduais e municipais e de créditos especiais vinculados
aos investimentos aplicados nos empreendimentos vinculados a concesséo, conforme previsto no art. 1° do
Decreto n° 28.545, de 24 de agosto de 1950, art. 142 do Decreto n° 41.019, de 26 de fevereiro de 1957, e art.
18 da Lei n°® 4.156, de 28 de novembro de 1962. Dessa forma, as ObrigacGes Especiais ndo séo passivos
onerosos e ndo sdo créditos do acionista. Assim, para fins de revisao tarifaria periddica das concessionarias
do servico publico de distribuicdo de energia elétrica, tais contas devem compor a Base de Remuneracéo
como redutoras do ativo imobilizado em servigo.

179. Assim, o valor apurado de quota de reintegracao foi de R$ 29.905.788,38.

180. . Com relacdo a esse item vale a mesma ressalva anterior, ou seja, seré alterado em fungéo
da base de remuneracao definitiva. A tabela a seguir apresenta os valores e calculos efetuados.

Tabela 12: Quota de Reintegracdo Regulatoria
Quota de Reintegracdo Regulatéria — QRR

Descrigdo Célculo
Base de Remuneracéo Bruta @ 180.993.470,11
QRR Quota de Reintegracdo Regulatéria (2) 4,45%
Valor Total da QRR (3)=(1) x(2) 29.905.788,38

IV.2.5 - VALOR TOTAL DA PARCELA B (VPB)

181. O valor total apurado para a Parcela B da CEPISA, calculado nos termos dos itens 1V.2.1,
IV.2.3elV.2.4 éde R$ 263.548.213,39, conforme detalhado na tabela abaixo.

Tabela 13: Valor Total da Parcela B (VPB

Componente Valor (R$)
Custos Operacionais 184.021.221,16
Remuneracdo do Capital 49.621.203,86
Quota de Reintegracdo Regulatoria 29.905.788,38
Total 263.548.213,39
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IV.3 - CALCULO DO REPOSICIONAMENTO TARIFARIO

IV.3.1 - RECEITA REQUERIDA

182. A Receita Requerida da concessionaria é formada pela soma das Parcelas A e B. A Parcela
A é composta pela Compra de Energia, Encargos Setoriais e Custo com Transporte de Energia e totaliza R$
330.567.298,26. A Parcela B € composta por Custos Operacionais Eficientes, Remuneracdo do Capital e
Quota de Reintegracdo e totaliza R$263.548.213,39.

183. Assim, o total da Receita Requerida é de R$ 594.115.511,65.

IV.3.2 - RECEITA VERIFICADA

184. Para a projecdo de mercado a ser adotada para 0 ano-teste e anos posteriores, foram
analisadas as proje¢des enviadas pela Concessionéria, conforme procedimento constante na Nota Técnica
n.° 292/2008-SRE/ANEEL. Mesmo com algumas diferengas, no global pouco inferior a 1%, foi utilizada, para
Audiéncia Publica, a projecéo realizada pela SRE por se entender que estad mais aderente ao realizado nos
ultimos meses. Esse resultado foi provisorio, e sofreu altera¢des no que se refere ao mercado industrial. Com
a consolidacdo dos mercados dos meses de mar¢o a maio, notou-se pequena oscilacdo entre 0 mercado
realizado e o projetado, em geral. Entretanto, 0 mercado industrial sofreu grande impacto, principalmente
causado pela retracdo da demanda por conta dos efeitos da crise financeira iniciada ao fim do ano passado.

185. Tendo isso em vista, a proje¢do do mercado industrial foi refeita, levando em consideragéo
aspectos estruturais da serie (sazonalidade, tendéncia e fatores aleatdrios), mais a projecao de evolucao para
o PIB do estado do Piaui, obtido proporcionalmente aquela prevista para o PIB brasileiro. Isso trouxe uma
reducdo de 253.696,86 MWh para 246.934,00 MWh na projecdo do mercado industrial da CEPISA para o
ano-teste.

186. A Receita Verificada (estimada para o ano-teste) € de R$ 659.728.413,33, e é o resultado da
aplicacdo das tarifas de fornecimento, suprimento e de uso do sistema de distribuicdo em vigor, aos
mercados de venda de fornecimento, suprimento e de consumidores livres, respectivamente referenciados ao
ano-teste, apresentado na tabela 12.

187. Ressalta-se que a receita verificada foi calculada considerando as tarifas “cheias”, sem a
aplicacdo dos descontos, para: consumidores da subclasse residencial baixa renda (REN n.° 89/04), atividade
de irrigacdo no horario especial (REN n.° 207/2006); gerador e consumidor livre de fonte incentivada (REN n.°
77/04); e consumo proprio de auto-produtor e produtor independente (REN n.° 166). A perda de receita da
concessionaria relativa a concessdo desses descontos serd compensada por meio de um componente
financeiro, previsto nesta revisdo, e apurado em definitivo no proximo reajuste.
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Tabela 12: Receita Verificada para o Ano-Teste

Mercado — Ano-Teste
Classe de Consumo (MWh) Total (R$)

FORNECIMENTO 1.963.776 = 654.607.934,61
Al (230 kV ou mais) -
A2 (88a138kV) -

A3 (69 kV) 145.308 23.357.063,36
A3a (30 kV a 44 kV) 8.976 1.716.976,89

A4 (2,3kVa25KkV) 418.322  108.386.857,36

As -

BT (menor que 2,3 kV)* 1.391.169  521.147.037,01
SUPRIMENTO 133.036 4.169.464,32
CONSUMIDORES LIVRES 134 951.014,40
TOTAL 2.096.946  659.728.413,33

IV.3.3 - OUTRAS RECEITAS

188. Outras Receitas compreendem as receitas que nao decorrem exclusivamente das tarifas,
mas que mantém relagdo, mesmo que indireta, com o servi¢o pablico prestado ou com os bens afetos a sua
prestacdo. A apuracdo de outras receitas concentra-se na definicho da receita regulatoria de
compartilhamento de infra-estrutura e sua reversao parcial em prol da modicidade tarifaria.

189. Neste sentido, identificada a receita de compartilhamento e visando a implementa¢édo do
incentivo de manter para a concessionaria a remuneracdo sobre o capital proprio associado aos ativos
compartilhados, deve ser considerado 90% (noventa por cento) do valor apurado como redutor tarifario a
titulo de Outras Receitas, ou seja:

Outras Receitas = 0,90 x Rcomp  (10)

onde:
Rcomp = Receita de compartilhamento estimada para o Ano-Teste.

190. Para determinagédo da receita de compartihamento, considerou-se o montante de receita
informado pela concessionaria, 0 que totalizou, para 0 Ano-Teste, 0 montante de R$ 2.784.624,12. Desse
total, considerou-se o percentual de 90% para apuracdo de outras receitas, resultando no valor de R$
2.506.161,71.

IV.3.4 - RESULTADO DO REPOSICIONAMENTO

191. Nos termos da equacdo apresentada no inicio da secdo IV, o reposicionamento tarifario (RT)
da CEPISA é de -10,33%. Dessa forma, para que a CEPISA tenha receita capaz de cobrir custos
operacionais eficientes e adequada remuneragdo sobre investimentos prudentes, suas tarifas de fornecimento
de energia elétrica devem ser reposicionadas em -10,33%. O célculo do reposicionamento tarifario esta
expresso a seguir:
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Tabela 13: Célculo do Reposicionamento Tarifario
Descrigdo - Calculo Valor

Receita Requerida 1) 594.115.511,65
Outras Receitas 2) 2.506.161,71
Receita Verificada (3) 659.728.413,33
Reposicionamento Tarifario [(D)-()1/(3) -10,33%
192. Esse reposicionamento assegura, no momento da revisdo tarifaria periodica, o equilibrio

econdmico-financeiro do contrato de concesséo de distribuicdo de que a CEPISA é titular. Com a aplicacéo
das regras de reajuste tarifario anual esse equilibrio devera ser mantido até a préxima revisao.

IV.4 — CALCULO DO FATOR X

193. Conforme ja exposto, além do reposicionamento tarifario, a revisdo tarifaria periodica
compreende uma segunda etapa, na qual se calcula o denominado Fator X. Os contratos de concessao das
distribuidoras determinam que o valor da Parcela B da receita sera ajustado anualmente no periodo tarifario
entre revisdes, aplicando-se ao valor vigente dessa parcela o indice “IGP-M — X". Nos termos dos contratos
de concessao:

“CLAUSULA SETIMA — TARIFAS APLICAVEIS NA PRESTACAO DOS SERVICOS (...)
Sexta Subclausula - O reajuste sera calculado mediante a aplicacdo, sobre as tarifas homologadas,
na “Data de Referéncia Anterior” do Indice de Reajuste Tarifario (IRT), assim definido:

VPA, + VPBo X (IVI £ X)
IRT =

RAg
onde:
VPA, - Valor da Parcela A referido na Subclausula anterior, considerando-se as condi¢des vigentes
na data do reajuste em processamento e a energia comprada em fungdo do “Mercado de
Referéncia”, aqui entendido como mercado de energia garantida da CONCESSIONARIA, nos doze
meses anteriores ao reajuste em processamento;

RA, - Receita Anual, calculada considerando-se as tarifas homologadas na “Data de Referéncia
Anterior” e 0 “Mercado de Referéncia”, ndo incluindo o ICMS;

VPB, - Valor da Parcela B, referida na Subclausula anterior, considerando-se as condi¢des vigentes
na “Data de Referéncia Anterior”, e 0 “Mercado de Referéncia”, calculado da seguinte forma:

VPBo = RAp - VPAq

onde;
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VPA, - Valor da Parcela A referida na Subclausula anterior, considerando-se as condi¢fes vigentes
na “Data de Referéncia Anterior” e a energia comprada em funcdo do “Mercado de Referéncia”;

IVI - Namero indice obtido pela divisdo dos indices do IGPM da Fundagdo Getllio Vargas, ou do
indice que vier a sucedé-lo, do més anterior a data do reajuste em processamento e 0 do més
anterior & “Data de Referéncia Anterior”. Na hipétese de ndo haver um indice sucedaneo, o0 PODER
CONCEDENTE estabelecera novo indice a ser adotado; e

X - Numero indice definido pela ANEEL, de acordo com a Oitava Subclausula desta Clausula, a ser
subtraido ou acrescido ao IVI.

[..]

Oitava Subclausula - No processo de revisdo das tarifas, estabelecido na Subclausula anterior, 0
PODER CONCEDENTE estabelecera os valores de X, que devera ser subtraido ou acrescido na
variagdo do IVl ou seu substituto, nos reajustes anuais subsequentes, conforme descrito na
Subclausula Sexta. Para os primeiros cinco reajustes anuais, o valor de X sera zero.”

194. Conforme j& exposto, para cada empresa distribuidora a ANEEL esta reposicionando a tarifa
considerando os custos operacionais eficientes e uma adequada remuneracdo dos investimentos prudentes.
Uma vez determinado o valor da Parcela B no reposicionamento, este sera reajustado anualmente por IGP-M
— X até a proxima revisdo tarifaria. O reajuste tarifario anual tem por finalidade assegurar a manutencéo da
condicdo de equilibrio econémico-financeiro definida no reposicionamento tarifario. Assim, se os requisitos de
eficiéncia associados a gestdo dos custos operacionais ja estdo contemplados nos custos operacionais
eficientes considerados no reposicionamento tarifario, o reajuste por IGP-M - X deve manter o equilibrio
econdmico-financeiro da concessiondria. 1sso requer que sejam considerados os efeitos sobre a
produtividade derivados da mudanca na escala do negécio por incremento da demanda da area servida (tanto
por maior consumo dos clientes existentes como pela incorpora¢éo de novos usuarios).

195. A abordagem que assegura plena consisténcia entre o reposicionamento tarifario e o calculo
do Fator X, nos termos do conceito descrito no paragrafo anterior, se realiza aplicando a metodologia de
célculo do método de fluxos de caixa descontados, do tipo “forward looking”, conforme estabelecido na
Resolugdo n.° 234/2006. A determinacdo do Fator X mediante a aplicacdo desse procedimento contempla
estritamente a produtividade derivada dos ganhos de escala que uma concessionaria distribuidora obtém ao
atender uma maior demanda com custos incrementais menores que os reconhecidos no reposicionamento
tarifario. Do mesmo modo, o Fator X assim calculado contempla o impacto que os investimentos associados
ao atendimento desta demanda tém sobre a base de remuneracdo. Também se assegura que a
concessionaria podera reter, durante o segundo periodo tarifario, aqueles beneficios que obtenha como
consequéncia de uma gestdo mais eficiente que a definida como referéncia no reposicionamento tarifario.

196. Assim, visando manter o equilibrio econémico-financeiro do contrato de concessao e tendo
em conta a natureza contratual da aplicacdo do indice IGP-M - X, a abordagem adotada para o célculo do
Fator X é constituida de dois componentes. O primeiro refere-se exclusivamente aos ganhos de produtividade
(Xe) que podem ser obtidos na gestdo do servico durante o préximo periodo tarifario, nos termos acima
expostos.
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197. O segundo componente do Fator X é o Xa que tem como finalidade refletir a aplicacdo do
Indice de Pre¢o ao Consumidor Amplo (IPCA), do Instituto Brasileiro de Geografia e Estatistica — IBGE, sobre
a parcela méo-de-obra dos custos operacionais da concessionaria.

198. A metodologia adotada definida na Resolugdo n° 234/2006 para determinar o valor do
componente X, permite que a aplicacdo do indice (IGPM - Xa), em cada reajuste tarifario anual, assegure a
preservacdo da condicdo de equilibrio econémico-financeiro do contrato de concessdo definida pelo
reposicionamento tarifario.

199. Para fins de determinacdo do componente Xa, deve-se levar em conta que a Parcela B é
composta por:

i)  Custos Operacionais da concessionéria— CO; e
i) Remuneracdo sobre o capital e a depreciacdo - RC. A soma desses dois itens é
denominada PB.

200. A adocdo do modelo da Empresa de Referéncia para a determinagdo dos custos
operacionais da concessionaria permite estabelecer as parcelas correspondentes a materiais e equipamentos
— COwe e a mao-de-obra — COwmo, sendo que a soma das parcelas COve € COwo representa a totalidade dos
custos da Empresa de Referéncia.

201. O IGP-M é o indice adequado para refletir a variagdo dos custos operacionais com materiais
e servicos, enquanto que o IPCA € o indice que busca refletir a evolugdo dos custos operacionais com mao-
de-obra. Assim, o indice de Ajuste dos Custos Operacionais — IACO, especifico para cada concessionaria, é
dado pela seguinte férmula:

IACO = COue. x IGPM + COuo x IPCA (10)
co co

onde:

IGPM: Numero indice obtido pela divisdo dos indices do IGP-M, da Fundag&o Getulio Vargas, do més
anterior & data do reajuste em processamento e o do més anterior & “Data de Referéncia Anterior”;
IPCA: Nimero indice obtido pela divisdo dos indices do IPCA, do Instituto Brasileiro de Geografia e
Estatistica, do més anterior & data do reajuste em processamento e o do més anterior a “Data de
Referéncia Anterior”;

COwe: Parcela referente a materiais e equipamentos dos custos operacionais; e

COwo: Parcela referente & mao-de-obra dos custos operacionais.

202. Em relacdo a remuneracdo de capital e & depreciacdo, € aplicado o IGP-M sobre a totalidade
dos custos.
203. A aplicagdo do componente Xa é dada de acordo com a férmula a seguir:

Xa =IGPM — [2 x IACO} + {R—C x [GPM} (11)
PB PB

‘ Superintendéncia de Regulagdo Econdmica — SRE/ANEEL

| Processo n° 48500.004341/2006-63

* A Nota Técnica € um documento emitido pelas Unidades Organizacionais e destina-se a subsidiar as decisfes da Agéncia.



€D ANEEL

AGENCIA NACIONAL DE ENERGIA ELETRICA

(Fls. 44 da Nota Técnica n° 292/2009-SRE/ANEEL, de 21/08/2009.)

onde:

IGPM: Numero indice obtido pela divisdo dos indices do IGP-M, da Fundagéo Getulio Vargas, do més
anterior a data do reajuste em processamento e o do més anterior & “Data de Referéncia Anterior”;
CO: Custos operacionais da concessionaria;

RC: Soma da remuneracéo do capital e da quota de depreciagéo;

PB: Parcela B da concessionaria definida no momento da revisao tarifaria; e

IACO: indice de Ajuste dos Custos Operacionais.

204. Cada um dos componentes descritos € aplicado a cada reajuste tarifario anual de forma a
ajustar em termos reais a Parcela B da receita da concessionaria. O Fator X tal que (IGPM - X) é aplicado a
Parcela B da receita da concessionaria em cada reajuste tarifario anual do préximo periodo tarifario, de modo
de contemplar 0 exposto nas secdes anteriores, resulta da seguinte igualdade:

VPBx(IGPM - X)=[VPBx(1- X,)|x(IGPM - X,)  (12)
205. Ou seja, 0 Fator X sera estabelecido de acordo com a férmula a seguir:
Fator X = Xg x(IGPM =X, )+ X,  (13)

onde:

Xe = componente que reflete a expectativa de ganho de produtividade decorrente da mudanca na
escala do negdcio por incremento do consumo de energia elétrica na area servida, tanto por maior
consumo dos consumidores existentes, como pela incorporagdo de novos consumidores, no periodo
entre revisoes tarifarias;

Xa = componente que reflete a aplicacdo do indice de Preco ao Consumidor Amplo (IPCA), do
Instituto Brasileiro de Geografia e Estatistica — IBGE, sobre a parcela méao-de-obra dos custos
operacionais da concessionéria; e

IGPM = nimero indice obtido pela divisdo dos indices do IGP-M, da Fundag&o Getdlio Vargas - FGV,
do més anterior a data do reajuste em processamento e o do més anterior a “Data de Referéncia
Anterior”.

206. Com base na metodologia estabelecida pela Resolug¢do n° 234/2006, o célculo de Xe para a
CEPISA resulta em 0,00%, cujos detalhes de célculo encontram-se no Anexo Il

V. COMPONENTES TARIFARIOS FINANCEIROS EXTERNOS A REVISAO TARIFARIA
207. O valor da tarifa de fornecimento de energia elétrica encerra um conceito de custo
econdmico. Entretanto, foram criados componentes tarifarios financeiros que nao fazem parte da base

tarifaria, ou seja, ndo fazem parte da tarifa econémica, pois se referem aos valores pagos pelos consumidores
em cada periodo de 12 meses subseqtientes aos reajustes ou revisoes tarifarias.
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208. Os componentes financeiros consistem em:

()  Conta de Compensacéo de Variagdo de Valores de Itens da Parcela A — CVA, para
compensar os efeitos financeiros que ocorrem entre as datas de reajustes/revisdes da parcela A, conforme
disposto na Portaria Interministerial n°® 025, de 24/01/2002 e n° 361, de 26/11/2004, dos Ministros de Estado
de Minas e Energia e da Fazenda. O valor da CVA da CEPISA foi calculado em R$ 24.954.573,04. Esse
valor é composto pelo montante computado nos ultimos 12 meses e pelo saldo a compensar do ano anterior,
conforme mostrado na tabela a seguir. No caso da CVA-ESS o periodo engloba ainda o periodo de janeiro a
julho de 2008, que ndo havia sido fiscalizado no @mbito do reajuste tarifario de 2008.

Tabela 14: Conta de Compensacédo de Variacdo de Valores de Itens da Parcela A

Descrigio CVA DELTA  30° Dia Anterior Sgrﬁfri%tr" Sutig’('q%ienies

CVA cee 1.828.425,42 2.105.897,53 2.117.716,59 2.214.530,39
CVA coe 308.985,15 318.647,74 320.436,11 335.085,21
CVA Repe pAsica 3.220.745,10 3.461.082,56 3.480.507,40 3.639.622,73
CVA cowpra DE ENERGIA 3.080.534,17 2.985.249,88 3.002.004,18 3.139.244,19
CVA proFa 2.193.512,88 2.270.412,76 2.283.155,13 2.387.532,14
CVAess 10.332.747,67  11.910.61207  11.977.45870  12.525.021,76
CVATOTAL em processamento 20.964.950,39 2305190254 2318127810  24.241.036,42

CVA saldo a compensar Ano Anterior 713.536,62
CVA TOTAL 24.954.573,04

(i)  Repasse de Sobrecontratacdo de Energia. O art. 38 do Decreto n® 5.163/04,

determina que no repasse dos custos de aquisi¢do de energia elétrica de que tratam os seus arts. 36 e 37 as
tarifas dos consumidores finais, a ANEEL devera considerar até cento e trés por cento do montante total de
energia elétrica contratada em relacéo a carga anual de fornecimento do agente de distribuicdo. Este repasse
foi regulamentado pela Resolugdo Normativa n° 255 de 06 de margo de 2007. O valor apurado para 0 ano
civil de 2008 foi de - R$ 1.683.666,76.

(iiy  Parcela de Ajuste da Rede Bésica — Fronteira. Esta sendo considerada a Parcela de
Ajuste — PA da Rede Basica Fronteira, de R$ 194.590,16, referente ao valor utilizado pelo ONS na
contabilizagdo dos encargos de uso dos sistemas de transmissdo do periodo 2008-2009, devendo ser
adicionado da receita anual permitida do mesmo periodo, de modo a compensar, respectivamente, déficit ou
superavit de arrecadacéo do periodo anterior (2007-2008), os encargos financeiros decorrentes da majoracao
das aliquotas do PIS/PASEP e da COFINS e o componente financeiro devido a Revisdo das Transmissoras.
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(iv) Subsidio Baixa Renda. Trata-se da previsdo de complemento de receita ao valor da
subvencdo da CDE destinado a cobertura dos descontos concedidos aos consumidores da subclasse
residencial Baixa Renda, conforme Resolu¢do Normativa n°® 89, de 25 de outubro de 2004, no valor de R$
699.944,10. No reajuste tarifario de agosto de 2010 devera ser apurada a diferenca entre o valor considerado
nesta reviséo e o efetivamente realizado.

(v) Subsidio Fonte Incentivada. Consiste na recomposicdo da perda de receita da
concessiondria em fungdo da concessao de descontos a consumidor livre de fontes incentivadas, conforme
disciplina a Resolugcdo Normativa n.° 77, de 18 de agosto de 2004. O informado pela concessionaria no
montante de R$ 1.263.282,97, ndo foi considerado pro n&o ter sido apresentada comprovagdo a fiscaliza¢do
da SFF.

(viy Exposicéo por Diferencas de Precos entre Submercados. Conforme dispde o art.
28 do Decreto n° 5.163, de 30 de julho de 2004, em seus 88 2° e 3°, as regras de comercializagéo prevéem
mecanismos especificos para o rateio dos riscos financeiros decorrentes de diferencas de precos entre
submercados, eventualmente impostos aos agentes de distribuicdo que celebrarem Contratos de
Comercializagdo de Energia Elétrica no Ambiente Regulado — CCEAR na modalidade de quantidade de
energia. Conforme informagdes repassadas pela CCEE, identificou-se um valor de - R$ 1.905.172,55 nas
contabilizagbes efetuadas no periodo de janeiro a dezembro de 2008, cujo valor esta sendo considerado no
atual reposicionamento tarifario da concessionaria.

(vii) Passivo do Programa Luz para Todos. Foi apurado, a partir dos dados informados
pela concessionaria e andlise da SRE, o déficit correspondente a R$ 19.676.064,82 o qual, ap6s abatidos 0s
valores corrigidos considerados nos processos de reajustes tarifarios de 2007 e 2008, resultou o valor a ser
aplicado no atual processo revisional de R$ 8.070.796,41.

(viii) Concatenagdo de CUSD. A CEPISA possui CUSD firmado com trés concessionérias:
CELPE, CEMAR e COELCE, sendo que as datas de reajuste tarifario das citadas concessionarias séo
distintas da data de reajuste da CEPISA, resultando em diferencas entre as faturas pagas e a cobertura
tarifaria recebida pela CEPISA. O valor financeiro apurado € de R$ 175.714,94.

(ix) Subsidio a irrigantes em horério especial (Resolu¢cdo Normativa 207/2005), com
valor apurado no periodo anterior de R$ 503.131,84 e Previsdo para esse subsido para o ano-teste no
montante de R$ 926.467,94

Retroatividade de aplicacdo de Perdas Regulatérias aprovadas na primeira reviso tarifaria

209. Conforme reportado na Nota Técnica 275/2009 citada em IV.1.1 desta NT , quando da
primeira revisao tarifaria periddica foi aprovado pela ANEEL uma trajetéria decrescente de perdas nao-
técnicas regulatdrias. Essa trajetoria ndo foi aplicada nos processos de reajustes tarifarios de 2006 a 2008.

210. A diferenga entre as receitas reais apuradas nos reajustes tarifarios de 2006 a 2008 e
aquelas que seriam devidas com a aplicacdo da trajetoria de perdas ndo técnicas regulatdrias, conforme
recomendacdo constante da NT 275/2009-SRE/ANEEL, de 06.08.2009, devera ser aplicada em quatro
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parcelas, sendo a parcela aplicada nesta revisdo correspondente ao valor de -R$ 7.046.700,93, que equivale
a 1,19% da receita verificada da concessionéria.

Aplicacdo de Redutor Tarifario por ndo cumprimento de metas de universalizacdo (RN 223/2003)

211. Conforme decisdo da Diretoria da ANEEL na reunido de 11.08.2009 sera aplicado no ambito
da segunda revisdo tarifaria periédica da CEPISA o redutor tarifario equivalente ao valor de R$ 7.663.458,75
pelo ndo cumprimento de metas de universalizacdo do fornecimento de energia elétrica por parte da CEPISA,
conforme Processo n.° 48500.007297/2008-95. A aplicacdo do redutor se dara em 4 parcelas sendo a
primeira no ano teste da revisdo, no montante de R$ 1.915.864,69, correspondente a 0,32% da receita
verificada da concessionaria.

RESUMO DOS COMPONENTES FINANCEIROS

212. A tabela seguinte consolida os valores considerados como componentes financeiros.

Tabela 15: Componentes Financeiros

iNDICE DE REPOSICIONAMENTO TARIFARIO | -10,33%

CVA 24.954.573,04 4.22%
Exposigdo Submercados -R$ 1.905.172,55 -0,32%
Concatenacéo/Ajustes de CUSDs R$ 175.714,94 0,03%
Repasse de Sobrecontratacdo de Energia (2008) -R$ 1.683.666,76 -0,28%
Déficit do Programa Luz para Todos R$ 8.070.796,41 1,36%
Subsidio TUSD fonte incentivada(Res 077/2004) R$ 0,00 0,00%
Subsidio Irrigantes (Res 207/2005) R$ 503.131,84 0,09%
Previsdo Subsidio - Irrigacdo e Aquicultura - Res
207/2006 R$ 926.467,94 0,16%
Previséo - Subsidio para Baixa Renda R$ 699.944,10 0,12%
Parcela de Ajuste da Rede Basica Fronteira_ CHESF R$ 194.590,16 0,03%
Parcela de Ajuste de Conexao R$ 27.525,29 0,00%
Ajuste Sobrecontratacédo periodo 2005-2007 -R$ 27.239,93 0,00%
Retroatividade de Perdas N&o Técnicas - Primeiro
Ciclo (1/4) -R$ 7.046.700,93 11,19%
Redutor Tarifario (Processo Universalizacdo - 1/4) -R$ 1.915.864,69 -0,32%
0,00%
Ajuste Sobrecontratacédo periodo 2005-2007 -R$ 27.239,93 0,00%
TOTAL VALORES FINANCEIROS R$ 22.974.098,87 3,48%
INDICE DE REPOSICIONAMENTO TARIFARIO -6.84%

(Considerando os efeitos financeiros)
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VI. CONSIDERACOES FINAIS SOBRE A REVISAO TARIFARIA PERIODICA

213. Observa-se, pelo exposto, que o cumprimento coordenado, conforme previsto nos contratos
de concessdo, das etapas do processo de revisdo tarifaria periodica, compostas de: i) fixacdo de tarifas
(reposicionamento) no inicio do novo periodo tarifario, atendendo ao conceito de “custos eficientes de
operacdo”; i) fixacdo do Fator X, de forma a contemplar mudancas na produtividade ndo associadas a gestao
da concessionaria distribuidora durante o periodo tarifario que se inicia com a revisdo, permite obter todos 0s
objetivos fundamentais de um regime de regulagéo por incentivos, quais sejam:

) Estimular a concessionéria de distribuicdo a buscar eficiéncia e reducédo de custos ao
longo do periodo tarifario que se inicia com a revisdo tarifaria, uma vez que podera se
apropriar dos beneficios derivados dessa reducéo durante esse periodo;

i)  Assegurar que, ao inicio do novo periodo tarifario, sejam transferidos aos
consumidores todos o0s ganhos de eficiéncia que a concessionaria esteve em condicdes de
obter durante o periodo anterior mediante uma gestdo eficiente, definida por meio de
parametros representativos “externos”, isto €, nao vinculados com o desempenho efetivo
da concessionaria. Essa transferéncia se realiza de forma independente do fato de a
concessionaria ter ou ndo explorado o potencial de ganhos de eficiéncia e se apropriado,
total ou parcialmente, desses ganhos de eficiéncia;

i)  Garantir a transferéncia aos consumidores dos ganhos de produtividade obtidos na
gestdo do setor que possam ser produzidos durante o periodo tarifario que se inicia, em
virtude de mudancas na escala do negocio e outras razoes, ndo associadas a uma
eficiéncia da concessiondria maior que a definida através dos “custos operacionais
eficientes” fixados no reposicionamento tarifario.

214, Em sintese, em face das abordagens adotadas pelo regulador na revisdo tarifaria, o
reposicionamento tarifario e o Fator X obrigam as concessionérias a prestar o servico com eficiéncia para ndo
incorrerem prejuizos no segundo periodo tarifario.

215. Importa ressaltar que os resultados obtidos, s&o a conseqiiéncia da aplicacdo de
metodologias que pretendem refletir, na pratica, a missdo essencial do Regulador de um servico com
caracteristicas de monopolio natural como € o caso da distribuicdo de energia elétrica: garantir que sejam
respeitados os direitos dos clientes cativos e dos prestadores do servico que atuam com eficiéncia e
prudéncia. Como ja exposto, os clientes cativos, isto €, agueles que ndo tém a possibilidade de escolher o
prestador do servio, tém o direito de receber o servico com os niveis de qualidade estabelecidos na
legislacdo aplicavel — em especial, 0 contrato de concessao — e de pagar uma tarifa justa. O prestador do
servico que atua com eficiéncia e prudéncia tem o direito de obter um adequado retorno sobre o capital
investido, dadas as caracteristicas do negacio regulado.

216. Por fim, de forma a visualizar a participacdo de cada componente na receita total da
distribuidora sdo apresentados a seguir os graficos onde se destaca a composicdo da receita da empresa
sem e com efeitos financeiros, bem como a participacao relativa das Parcelas A e B no total da receita.
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Composicdo da Receita

Compra de Energia
40,07%

Transporte de
Energia

9,36%

Encargos Setoriais
6,21%

Depreciagéo
5,03%

Remuneragéo do

Capital Custps ‘
8,35% Operacionais
30,97%

Figura 7: Composicao da Receita da Concessionaria (sem efeitos financeiros)

Composicéo da Receita
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Figura 8: Composicdo da Receita da Concessionéria (com efeitos financeiros)

‘ Superintendéncia de Regulagdo Econdmica — SRE/ANEEL

| Processo n° 48500.004341/2006-63

* A Nota Técnica € um documento emitido pelas Unidades Organizacionais e destina-se a subsidiar as decisfes da Agéncia.



€D ANEEL

AGENCIA NACIONAL DE ENERGIA ELETRICA

(Fls. 50 da Nota Técnica n° 292/2009-SRE/ANEEL, de 21/08/2009.)

Composicao da Receita

PARCELA B
44,36%

PARCELA A
55,64%

Figura 9: Participacao das Parcelas A e B na Receita da Concessionaria
VIl. DO FUNDAMENTO LEGAL

217. O atual modelo de concessdo do servico publico de distribuicdo de energia elétrica
estabeleceu o denominado regime de precos maximos, cuja finalidade precipua € a eficiéncia na prestacéo
do servico e a modicidade tarifaria, com vantagens para os usuarios do servico. Dessa forma, a revisao
tarifaria periddica constitui o instrumento regulatério do novo regime econdmico e financeiro mediante o qual
se assegura que os ganhos de eficiéncia empresarial se traduzam em modicidade tarifaria.

218. A previsdo de realizacdo de revisdo tarifaria periddica esta consignada em lei e nos contratos
de concesséo do servico publico de distribuicdo de energia elétrica. Portanto, trata-se de obrigacéo legal e
contratual, cabendo a ANEEL sua implementacao, conforme disposto no §2° do art. 9° da Lei n.° 8.987, de 13
de fevereiro de 1995:

“Art. 9...
§ 20 Os contratos poderdo prever mecanismos de revisdo das tarifas, a fim de manter-se o equilibrio
econdmico-financeiro.”

219. Da mesma forma, o art. 29 da referida Lei estabelece que:

“Art. 29. Incumbe ao poder concedente:
V - homologar reajustes e proceder a revisdo das tarifas na forma desta Lei, das normas pertinentes e
do contrato”.

220. Ja o inciso X, do art. 4°, do Anexo |, do Decreto n.° 2.335, de 6 de outubro de 1997,
estabelece a competéncia da ANEEL para atuar, na forma da lei e do contrato, nos processos de definicdo e
controle de precos e tarifas, homologando seus valores iniciais, reajustes e revisoes, e criar mecanismos de
acompanhamento de precos.
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221. Neste sentido, os contratos de concesséao para distribuicdo de energia elétrica estabelecem
na clausula que trata das tarifas aplicaveis na prestacdo dos servicos que a ANEEL, de acordo com
cronograma previsto no contrato, procederd as revisdes dos valores das tarifas de comercializacdo de
energia. Conforme estabelece o contrato de concesséo da CEPISA, de n® 021/99, em sua clausula sétima:

“Sétima Subclausula - A ANEEL, de acordo com o cronograma apresentado nesta subclausula,
procederd as revisdes dos valores das tarifas de comercializagdo de energia, alterando-os para mais
ou para menos, considerando as alteracBes na estrutura de custos e de mercado da
CONCESSIONARIA, os niveis de tarifas observados em empresas similares no contexto nacional e
internacional, os estimulos a eficiéncia e a modicidade das tarifas. Estas revisdes obedecerdo ao
seguinte cronograma: a primeira revisdo sera procedida um ano apds o quarto reajuste anual
concedido, conforme previsto na Terceira Subclausula; a partir desta primeira revisdo, as
subseqtientes serdo realizadas a cada 4 (quatro) anos.”

222. Outro aspecto a ser considerado é a apropria¢do de ganhos de produtividade. De fato, é
inerente ao regime econdmico e financeiro das concessdes de servicos publicos de energia elétrica a fixacdo
das tarifas no contrato e seu posterior reajuste ou revisdo pela agéncia reguladora, nos termos do contrato,
com a devida apropriacéo de ganhos de produtividade, conforme dispdem os artigos 14 e 15, da referida
Lei 9.427/96:

“Art. 14. O regime econdmico e financeiro da concessao de servico publico de energia elétrica,
conforme estabelecido no respectivo contrato, compreende:

| - a contraprestacdo pela execucdo do servico, paga pelo consumidor final com tarifas baseadas no
servico pelo preco, nos termos da Lei n° 8.987, de 13 de fevereiro de 1995;

[.]

IV - apropriacéo de ganhos de eficiéncia empresarial e da competitividade;

[..]

Art. 15. Entende-se por servigo pelo preco o regime econdmico-financeiro mediante o qual as tarifas
méaximas do servico publico de energia elétrica sdo fixadas:

[ - no contrato de concessao ou permissao resultante de licitagao publica, nos termos da Lei n.° 8.987,
de 13 de fevereiro de 1995;

[..]

IV - em ato especifico da ANEEL, que autorize a aplicacdo de novos valores, resultantes de revisao
ou de reajuste, nas condicfes do respectivo contrato.”

VIIl. CONCLUSOES

223. Assim, ap6s a aplicacdo das metodologias definidas para a implementagdo da revisdo
tarifaria periodica, sdo apresentados na tabela a seguir os indices de reposicionamento tarifario para cada um
dos resultados, considerando-se a receita com e sem efeitos financeiros.

Tabela 16: Resultados do Reposicionamento Tarifario

VALOR
R$

DESCRICAO
Receita Requerida Liquida 591.609.349,94

[%]
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Receita Verificada 659.728.413,33
iINDICE DE REPOSICIONAMENTO TARIFARIO - 10,33%
TOTAL VALORES FINANCEIROS 22.974.098,87
iINDICE DE REPOSICIONAMENTO TARIFARIO
: L . -6,84%
(Considerando os efeitos financeiros)
EFEITO MEDIO PARA O CONSUMIDOR -4,40%
Componente Xe do Fator X 0,00%
224, E importante destacar que, em decorréncia da acréscimo na base tarifaria de um

componente financeiro de 2,45%%, que havia sido subtraido no reajuste anual de 2008, o consumidor ird
perceber, no periodo de agosto de 2009 a julho de 2010, uma variacdo média de -4,40% nas tarifas de
fornecimento.

225. Para o computo do valor da componente Xe do Fator X foi considerado o valor de
investimento de R$262.224.509.

226. As perdas regulatdrias a serem considerados para o periodo até a proxima revisdo tarifaria
tém a trajetdria abaixo indicada:

Ano Teste | 2010/2011 | 2011/2012 | 2012/2013
13,16% 13,16% 13,16% 13,16%

Perdas Técnicas
(sobre energia injetada)
Perdas N&o Técnicas

0 0 0 0
(sobre 0 mercado BT) 23,83% 22,47% 21,10% 19,74%

IX. ANEXOS
2217. Acompanham a presente Nota Técnica 0s seguintes Anexos:

= Anexo | - Metodologia e Célculo dos Custos Operacionais;

= Anexo Il - Determinacdo da Base de Remuneracdo Regulatoria;

= Anexo lll - Metodologia e Célculo do Fator X.

= Anexo IV - Perdas Regulatdrias.

= Anexo V - Perdas Técnicas

= Anexo VI - Tarifas de Fornecimento e Uso do Sistema de Distribuicdo — TUSD.

ALEXANDRE VASCONCELOS BORGES NETO ADRIANNA AMORIM CRUZ
Especialista em Regulacdo de Servigos Publicos de  Especialista em Regulacao de Servigos Publicos de
Energia Energia
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DANIEL KLUG NOGUEIRA LUIS CANDIDO TOMASELLI
Especialista em Regulagdo de Servigos Publicos de  Especialista em Regulacdo de Servigos Publicos de
Energia Energia

RICARDO MARTINS
Especialista em Regulagdo de Servigos Publicos de
Energia

De Acordo:

DAVI ANTUNES LIMA
Superintendente de Regula¢do Econdmica
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Anexo | da Nota Técnica ne. 292/2009-SRE/ANEEL
Em 21 de agosto de 2009.

Processo n°. 48500.004341/2006-63.

Assunto: Calculo dos custos de administracao,
operacdo e manutencdo de Empresa de Referéncia
relacionada a concessionaria de distribuicdo de
energia elétrica CEPISA.

|. DO OBJETIVO

O objetivo deste estudo é apresentar os resultados da aplicacdo da metodologia de Empresa
de Referéncia para determinacao dos niveis eficientes de custos operacionais considerados para a segunda
revisdo tarifaria periodica da concessionaria de distribuicdo de energia elétrica CEPISA.

Il. METODOLOGIA

2. Os detalhes da Metodologia de Empresa de Referéncia estdo contidos na Nota Técnica ne
343/2008-SRE/ANEEL, de 11 de novembro de 2008, que trata da Metodologia de Empresa de Referéncia
para Célculo dos Custos Operacionais a ser aplicada no Segundo Ciclo de Revisbes Tarifarias das
Concessionarias de Distribuicdo de Energia Elétrica.

lll. RESULTADOS DOS CALCULOS

[1.1 DADOS DE ENTRADA
[1.1.1 DADOS DE ATIVOS

3. Os dados de ativos fisicos informados pelas concessionarias foram bem detalhados, visando
tornar o célculo dos custos relacionados as atividades de operagdo e manutencdo mais preciso. Redes de
diferentes padrBes construtivos tém necessidades de operacdo e manutencdo diferenciadas e, por esta
razdo, a concessionaria informou o padrdo construtivo das redes, divididas em nua, multiplexada, compacta
ou subterranea.

4, Complementarmente também foi informado se a rede é monofésica, bifasica ou trifasica. A
motivacdo para tal € a mesma, tornar o célculo dos custos operacionais mais aderente a real necessidade de
operagao e manutencdo das concessionarias.

5. O Apéndice | apresenta os dados de ativos fisicos da Concessionaria referentes a dezembro-
08.
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[11.1.2 DADOS DE CONSUMIDORES

6. A concessionaria informou o numero de unidades consumidoras faturadas, fazendo a
distingdo daqueles situados no meio urbano e no meio rural. Foram detalhadas, também, a classe de
consumo, o nivel de tensdo e o tipo de ligacdo (monoféasico, hifasico ou trifasico). Tal detalhamento visa
tornar o célculo dos custos de comercializacdo e de operacdo e manutencao mais preciso. As atividades de
comercializacdo dependem, preponderantemente, do ndmero de unidades consumidoras faturadas e da
distribuicio urbano/rural. Ja as atividades de operacdo e manutengdo estdo mais relacionadas ao nivel de
tensdo e tipo de ligacao.

7. O Apéndice Il apresenta os dados de consumidores da Concessionaria referentes a
dezembro-08.

IIl.2. DEFINICAO DOS RECURSOS

8. A determinacdo dos recursos necessarios para a composi¢do dos custos operacionais deve
contemplar o dimensionamento dos seguintes itens:

= Recursos humanos (administrativo e de operacao e manutencao);

» Infra-estrutura fisica, envolvendo edificacdes, moveis e sistemas de informatica;
= Materiais e servicos;

= Transporte.

9. Para a determinacdo das capacidades internas e externas requeridas para o0 cumprimento
eficiente dos Processos e Atividades (P&A), deve-se analisar uma estrutura organizacional referencial,
contemplando a definicdo dos postos de trabalho que a integram, a dotagdo dos recursos humanos de cada
um deles e a remuneragdo dos mesmos. Para isto, a empresa de distribuicdo deve prestar eficientemente o
servigo, através do cumprimento das atividades bésicas de distribuicdo de energia elétrica considerando os
requisitos de qualidade do produto oferecido e do servico prestado, estabelecidos no contrato de concesséao e
nas normas regulatorias aplicaveis.

10. Esse processo, quando eficiente, requer o funcionamento harménico de uma estrutura
organizacional adequadamente desenhada e implementada, contemplando a otimizacdo dos recursos e
custos atribuidos ao desempenho de cada processo e atividade. Calculada sob essas premissas, a receita
maxima que a distribuidora podera receber por esses servicos devera prover adequada cobertura de custos
otimizados, considerados como tais custos eficientes minimizados no atendimento a niveis de qualidade
crescentes.

11. De uma forma geral, e independente do modelo estrutural que possa ser adotado em fungéo
de estratégias especificas, a organizacdo da distribuidora requer o cumprimento de fungdes basicas, como
descrito a seguir, e que serdo utilizadas na composicdo da Empresa de Referéncia (ER), adotando-se
nomenclatura tipica:

= Direcdo, Estratégia e Controle: Inclui atividades de: a) Dire¢do Geral, no estabelecimento
de estratégias e relacionamentos institucionais; b) Controle de Gestdo, referidas ao
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monitoramento e ajuste do desempenho da gestdo global da companhia; c)
Assessoramento Legal, nos assuntos e situa¢fes onde for necessario;

= Administracdo: Contempla atividades de: a) Gestdo de Recursos Humanos, incluindo o
recrutamento, a capacitacdo e a administracdo dos empregados permanentes e
temporarios (se houver) da organizagdo; b) Compras e Contratos referentes a gestao
(provisionamento e logistica) dos produtos e servicos necessarios; c¢) Informéatica e
ComunicacOes, vinculadas ao desenvolvimento, implantacdo e a manutencdo dos
processos informatizados que suportam as atividades da concessionaria;

= Financas: Contempla as atividades referentes a gestdo econdmico-financeira de curto e
longo prazos, incluindo, entre outros, aspectos tais como a obten¢do dos recursos
financeiros necessarios para a operacdo da distribuidora, a gestao tributaria e o controle do
seu endividamento;

= Comercial: Contempla atividades de: a) Atendimento ao cliente, incluindo o atendimento
personalizado e telefonico aos clientes; b) Servico Técnico Comercial, incluindo a conexao
de novos servigos, corte e religacdo, e controle de perdas “ndo técnicas”; c) Gestao
Comercial, que inclui o planejamento, acompanhamento e controle da execucdo dos
processos comerciais e atendimento aos clientes, acompanhamento das perdas “néo
técnicas”, laboratorio de medidores e previsdes de recursos; d) Compra de Energia e
relacionamento com Grandes Consumidores que inclui atividades de comercializacdo de
energia no atacado;

= Técnica: Inclui atividades relacionadas as instalagdes fisicas do sistema elétrico fisico e de
seu controle: a) Operagéo das instalacdes elétricas de forma programada ou intempestiva;
b) Manutencdo ou reparacdo programadas ou ndo programadas, inspecdo e revisdo, €
adequacéo de instalagdes; c) Controle e supervisdo das atividades de O&M, manejo dos
sistemas de apoio, previsao de materiais e ferramentas, acompanhamento da qualidade do
Servico.

12. O processo de elaboragcdo dessa estrutura da ER baseia-se nas funcbes descritas e
contempla a analise dos postos de trabalho (em quantidade e qualificacdo) requeridos para prover o eficiente
desempenho dessas funcdes, considerados os requisitos do contrato de concessdo e outras normas
regulatérias. Os P&A de Planejamento Técnico, Engenharia e Operacdo incluem tarefas que podem ser
executadas de maneira centralizada e outras que devem ser cumpridas junto as regionais onde se encontram
as instalacdes fisicas utilizadas para prover os servicos. A operacéo e a manutencao (O&M) das instalacdes
elétricas requerem descentralizacéo geogréfica, devendo realizar-se nos denominados “Centros de Servigo”.

13. Interpretam-se como atividades de Operacdo e Manutencdo (O&M) a manutencgdo corretiva e
preventiva dos equipamentos e instalagdes que constituem as redes de distribuicdo, bem como as operacdes
necessarias em tarefas programadas e para repor a continuidade do servico.

14. Os gastos que fazem parte dos custos de O&M surgem da avaliagdo a “pregos de mercado”
de todas as tarefas que devem ser exercidas por uma empresa eficiente. Os custos indiretos correspondentes
as atividades de Direcdo, Estratégia e Controle ndo sdo componentes que devam incluir-se como parte dos
custos de O&M, motivo pelo qual seu célculo ndo deve ser considerado neste ponto. Avalia-se, entdo, a
suficiéncia da dotacdo do pessoal disponivel para estas tarefas, fazendo-se logo a comparacdo com outras
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empresas que possam ser consideradas referéncias validas. A partir dessa andlise, procede-se a
determinacdo dos custos de O&M, reconhecendo-se inicialmente as atividades proprias de O&M em cada um
dos segmentos ou niveis de tensdo do sistema de distribuicéo.

15. Quanto aos custos incluidos nesse referencial, consideram-se 0s seguintes itens:

= Todos os gastos de pessoal, materiais, reposices para 0 equipamento elétrico e
Servigos;

= Todas as anuidades de investimento de curto periodo de recuperacdo, como por
exemplo: hardware e software, veiculos, etc;

» Toda a infra-estrutura de edificios de uso geral, que se considera alugada.

16. Dessa forma, os custos calculados néo incluem os investimentos em ativos associados
especificamente a prestacdo do servico, ou seja, a rede elétrica composta por linhas de distribuicdo e
subestacdes.

17. Para efeito de determinacdo dos custos da estrutura de Administracdo (CA), dos custos
diretos e indiretos de Operacdo e Manutencédo das instalacbes (COM), e das atividades de Comercializa¢do
(CC), torna-se necessario desenhar uma Empresa de Referéncia (ER) que tenha uma estrutura eficiente e
que realize suas atividades de maneira que 0s custos resultantes correspondam aos que existiriam no ambito
de um mercado competitivo.

18. Para a determina¢éo de todos 0s custos que surgem dos processos e atividades de O&M e
comercializacao, as etapas contempladas no procedimento desenvolvido incluem:

= |dentificacdo dos processos e atividades (P&A) que devem ser cumpridos pela ER, tanto
em O&M como em comercializa¢&o;

= Definicdo de critérios para a determinagéo de custos associados a cada P&A ;

= Determinacdo dos recursos requeridos para o cumprimento eficiente de cada P&A;

= Aplicacdo dos custos do P&A ao volume de instalacdes (para O&M) e clientes (para
comercializa¢do) da concessionaria.

19. Para a determinacéo dos custos que surgem das Atividades de Administracdo, as etapas
contempladas no procedimento desenvolvido incluem:

= Definicdo de critérios geograficos de zoneamento para 0s distintos processos e
atividades;

= Definicdo de critérios de dimensionamento dos recursos de administracdo em funcéo do
volume de instalagBes e clientes, pessoal que é necessario fiscalizar e disperséo
geografica;

= Aplicacdo dos custos correspondentes aos recursos dimensionados;

= Definicdo dos recursos centralizados de suporte (sistemas informatizados, comunicacdes,
etc).

20. Deste modo se obtém, a partir da consideracdo dos P&A tipicos e de uma estrutura de
administracdo adaptada a realidade geoecondmica da distribuidora, o dimensionamento apropriado da ER,
dotado dos recursos necessarios para uma empresa caracterizada como eficiente.



€D ANEEL

AGENCIA NACIONAL DE ENERGIA ELETRICA

(Fls. 5 do Anexo | — Nota Técnica ne 292/2009-SRE/ANEEL, de 21/08/2009).

IIl.3 - CUSTOS DE REFERENCIA

21. Todos os custos que serdo apresentados estao referenciados a precos de dezembro-08. A
taxa de retorno antes dos impostos, para efeito do calculo das anuidades dos investimentos considerados na
ER, foi de 15,08%, que corresponde ao retorno antes de impostos estabelecido pela ANEEL, na Resolugéo n°
246/2006, para o segundo ciclo de revisao tarifaria periddica.

22. Por fim, o resumo final de custos operacionais devera ser ajustado para a data da reviséo,
aplicando-se o IPCA como indice de ajuste de custos de pessoal e 0 IGPM como indice de ajuste de custos
de materiais e servigos.

11.3.1. Custos de Pessoal

[11.3.1.1. Remuneracdes Adotadas

23. Os valores dos salarios nominais adotados sdo apresentados na tabela abaixo que se
referem as remuneracdes aplicadas para a regido Nordeste:

Tabela 1: Remuneragdes Adotadas

SALARIO NOMINAL (RS
Conselheiro de Administracao 2.960
Conselheiro Fiscal 1.696
Diretor Presidente 28.978
Diretor Administrativo 19.388
Diretor Comercial 22.441
Diretor de Distribuicdo 20.486
Diretor Financeiro 18.983
Gerente Comercial 9.263
Gerente Assuntos Legais 10.211
Gerente de Assuntos Regulatérios 11.488
Gerente de Atendimento a Clientes 7.415
Gerente de Atendimento a Grandes Clientes 7.503
Gerente de Auditoria Interna 7.856
Gerente de Compras / Logistica 8.251
Gerente de Comunicagéo 9.113
Gerente de Contabilidade 8.202
Gerente de Controle de Gestao 8.345
Gerente de Gestdo Financeira 9.397
Gerente de Manutencéo (AT) 8.794
Gerente de Manutengdo (MT e BT) 8.264
Gerente de Mercados e Tarifas 8.515
Gerente de Operacao 8.622
Gerente de Ouvidoria 7.882
Gerente de Perdas Comerciais 9.174
Gerente de Planejamento do Sistema Elétrico 9.460
Gerente de Planejamento Financeiro 7.533

Gerente de Recursos Humanos 10.275
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Gerente de Relacfes com Investidores 8.527
Gerente de Relages Institucionais 8.714
Gerente de Servigos Técnicos 7.000
Gerente de Tecnologia da Informacéo 9.849
Coordenadoria de Ouvidoria 6.301
Supervisor Ciclo Comercial 5.795
Supervisor Comercial 4.223
Supervisor de Administracdo de Pessoal 6.333
Supervisor de Almoxarifado 6.759
Supervisor de Arrecadagao 6.369
Supervisor de Atendimento a Clientes 5414
Supervisor de Atendimento Call Center 7.827
Supervisor de Captacédo de Recursos 5.570
Supervisor de Centro de Operagao da Distribuicdo 7.011
Supervisor de Centro de Operacéo do Sistema 6.732
Supervisor de Compras / Logistica 5.666
Supervisor de Contabilidade 6.491
Supervisor de Faturamento 4.785
Supervisor de Laboratdrio de Medicdo 6.479
Supervisor de Manutengdo (MT e BT) 6.623
Supervisor de Medi¢&o 6.789
Supervisor de Medicina do Trabalho 8.130
Supervisor de Orgamento 7.366
Supervisor de Planejamento e Manutencéo (AT) 7.652
Supervisor de Planejamento e Operagéo 5.092
Supervisor de Remuneragao 8.225
Supervisor de Tesouraria 6.254
Supervisor de Treinamento e Desenvolvimento 6.973
Advogado Junior 3.247
Advogado Pleno 4.190
Advogado Sénior 6.597
Ajudante de Eletricista 961

Almoxarife 1.608
Analista Comercial Junior 3.140
Analista Comercial Pleno 3.650
Analista Comercial Sénior 5.535
Analista de Assuntos Regulatdrios 4.621
Analista de Atendimento a Clientes 3.027
Analista de Comunicagao 3.316
Analista de Contabilidade Janior 3.098
Analista de Contabilidade Pleno 3.862
Analista de Contabilidade Sénior 4.757
Analista de Gest&o 4.688
Analista de Infra-Estrutura Janior 2.736
Analista de Infra-Estrutura Pleno 3.810
Analista de Infra-Estrutura Sénior 5.688
Analista de Orgamento Jdnior 3.275
Analista de Orcamento Pleno 3.908

Analista de Or¢camento Sénior 5.095
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Analista de Perdas 6.151
Analista de Planejamento 5.494
Analista de Recursos Humanos Junior 2.820
Analista de Recursos Humanos Pleno 3.848
Analista de Recursos Humanos Sénior 5.442
Analista de RelagBes com Investidores 2.735
Analista de Sistemas Janior 2.962
Analista de Sistemas Pleno 3.978
Analista de Sistemas Sénior 6.212
Analista de Tarifas 5.244
Analista Financeiro Junior 3.077
Analista Financeiro Pleno 4.276
Analista Financeiro Sénior 5.290
Assessor de Comunicacéo 4.507
Assistente Administrativo 2.118
Assistente Comercial 2.155
Assistente de Comunicacao 2.272
Assistente Técnico 2.146
Atendente Comercial (Call Center) 1.286
Atendente Ouvidoria 1.319
Auditor Interno Janior 4.165
Auditor Interno Pleno 3.880
Auditor Interno Sénior 5.025
Auxiliar Administrativo 1.389
Auxiliar de Enfermagem do Trabalho 1.614
Comprador 1.633
Eletricista 1.350
Eletricista Linha Viva 1.701
Engenheiro de Atendimento de Grandes Clientes 3.475
Engenheiro de Manuteng&o Jinior (AT) 2.847
Engenheiro de Manutencdo Janior (MT e BT) 3.646
Engenheiro de Manutencéo Pleno (AT) 4.886
Engenheiro de Manutenc&o Pleno (MT e BT) 4.343
Engenheiro de Manutenc&o Sénior (AT) 6.690
Engenheiro de Manutencdo Sénior (MT e BT) 6.780
Engenheiro de Medi¢&o Junior 2.543
Engenheiro de Medic&o Pleno 4.576
Engenheiro de Medic&do Sénior 6.921
Engenheiro de Operagao Junior 3.437
Engenheiro de Operagdo Pleno 5.272
Engenheiro de Operagéo Sénior 6.916
Engenheiro de Perdas Janior 3.029
Engenheiro de Perdas Pleno 5.257
Engenheiro de Perdas Sénior 6.912
Engenheiro de Seguranca do Trabalho 4,714
Leiturista / Entregador de Faturas 689

Médico do Trabalho 3.775
Motorista de Diretoria 1.583

Operador de Grua (AT) 1.665
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Secretéria de Diretoria 2.744
Secretéria de Presidéncia 3.791
Técnico de Assuntos Regulatorios 1.683
Técnico de Distribuicdo Janior 1.812
Técnico de Distribuigcdo Pleno 2.027
Técnico de Distribuigdo Sénior 2.996
Técnico de Informética 2.099
Técnico de Manutencdo (MT e BT) 2.683
Técnico de Medicao 2.443
Técnico de Mercado 1.856
Técnico de Obras (AT) 2.248
Técnico de Obras (MT / BT) 2.016
Técnico de Operagao 2.199
Técnico de Seguranca do Trabalho 2.065
Estagiario 383
Menor Aprendiz 359
24. Os custos totais de mao-de-obra serdo dados pela somatdria dos salarios nominais, 0s

adicionais de salario, 0s encargos sociais e outros encargos obrigatérios aplicados sobre os Salarios
Nominais, considerados de maneira a cumprir a legislacao vigente. Para as atividades de O&M, além das
taxas descritas anteriormente, deve-se levar em conta ainda outros custos, tais como horas extras e
periculosidade. A tabela seguinte apresenta os critérios para o calculo das remuneragdes.

Tabela 2: Critérios para Calculo de Remuneracdes
DESCRICAO PARAMETRO APLICACAO

Vencimentos

13° Salario 1/12 Salario Anual
Gratificagdo de Férias 1/36 Salario Anual
Horas de trabalho por dia 7,5 horas
Dias de Trabalho por semana 5 dias
Semanas trabalhadas por ano 48 semanas
Turnos rotativos / Horas extras 15,0% Mensal Atividades de O&M
Periculosidade 30,0% Mensal Atividades especificas
Treinamento e Desenvolvimento (T&D) 1,50% Mensal
Qutros Custos de O&M (ferramentas, vestuarios e outros) 25% Mensal Atividades especificas
Encargos Sociais
INSS 20,0%
SAT 3,0%
FGTS 8,0%
FNDE 2,5%
INCRA 0,2%
SEBRAE 0,6%
SESI 1,5%
SENAI 1,.2%
Total de Encargos 37,0% Total de vencimentos

[1.3.1.2. Beneficios Adicionais de Pessoal



€D ANEEL

AGENCIA NACIONAL DE ENERGIA ELETRICA

(Fls. 9 do Anexo | — Nota Técnica ne 292/2009-SRE/ANEEL, de 21/08/2009).

25. Os beneficios adicionais de pessoal foram determinados para cada cargo apresentado
anteriormente e encontram-se no Modelo de Célculo.

[1.3.2. Custos Adicionais

26. A seguir sdo apresentados os critérios de célculo de outros custos complementares
necessarios ao funcionamento da Empresa de Referéncia, e que estdo relacionados ao atendimento
especifico de conformidade legal e outros especificos de peculiaridades devidas as condi¢bes geo-
econdmicas de sua area de concessao, bem como a consideragdo de alteracBes programadas para 0 ano-
teste da revisao tarifaria.

= Seguros: considera-se um valor correspondente a 0,056% do ativo imobilizado em
servico para fins de base de remuneracéo;

= Tributos: considera-se um valor correspondente a 0,025% do ativo imobilizado em
servico para fins de base de remuneracao;

= Publicacbes Legais: adota-se um valor de despesa compativel com o porte da empresa;

= Engenharia e Supervisdo de Obras: considerou-se um valor correspondente a 1% dos
investimentos estimados para o0 Ano-Teste;

= Crescimento de Processos O&M: ajustaram-se 0s gastos correspondentes aos
processos de O&M tendo em conta o crescimento dos ativos em 60% da taxa de
crescimento do nimero de clientes;

= Crescimento de Processos Comerciais: ajustaram-se 0S gastos correspondentes aos
processos de COM tendo em conta a taxa de crescimento do nimero de clientes.

= Consumo Proprio em SubestacBes: adotou-se o valor da despesa informado por
intermédio do banco de dados GTF.

= Exames Periodicos: adotou-se um custo unitario de exames periodicos por empregado
da empresa.

= Servigos Cobraveis: Considerando que 0s custos com servi¢os cobraveis foram incluidos
a Empresa de Referéncia, os valores recebidos pelas concessionarias deverdo ser
revertidos para a modicidade tarifaria. O valor foi calculado a partir das mesmas
frequencias utilizadas para o dimensionamento do custo operacional necessario para
execucao de tais atividades.

11.3.3. Materiais de Reposicao para Tarefas de O&M

27. Os materiais que possuem Unidade de Cadastro prdpria devem ser tratados como
investimentos, ou seja, devem compor a Base de Remuneragdo Regulatéria e, portanto, ndo seréo
considerados na valora¢do das tarefas de O&M que os envolvam.

28. Os materiais que possuem Unidade de Cadastro séo:

a) Estrutura (poste e torre);

b) Medidor

c) Chaves - chaves fusiveis com classe de tensdo igual ou superior a 34,5kV, bem como
todos os demais tipos de chave com classe de tensao igual ou superior a 15kV.



€D ANEEL

AGENCIA NACIONAL DE ENERGIA ELETRICA

(Fls. 10 do Anexo | — Nota Técnica n2 292/2009-SRE/ANEEL, de 21/08/2009).

d) Bancos de Capacitores

e) Religador

f) Transformador de Forga

g) Transformador de Medida (TP e TC)

h) Disjuntor

i) Para-raios — com classe de tenséo igual ou superior a 34,5kV.
) Seccionalizador

29. Cabe ressaltar que os Cabos Condutores também possuem Unidade de Cadastro, mas, no
entanto, as tarefas que os envolvem se referem a trocas de trechos e, neste caso, 0 Manual de Contabilidade
Publica permite que o material envolvido seja contabilizado como Despesa.

[11.3.3.1 — Custos dos Materiais

30. A relacdo completa de precos de materiais para Regido Nordeste encontra-se no modelo de
célculo.

[11.3.4. Outros Servicos e Materiais de Reposicao

I11.3.4.1 Custos de Referéncia para Area Administrativa

31. O total de custos de materiais e servi¢cos da administracéo a ser reconhecido na receita
deve refletir as despesas minimas necessarias para o desenvolvimento das atividades de apoio, ou seja, da
area administrativa.

32. Assim, especificamente para este item deverdo ser dimensionados 0s gastos de servicos
incorridos pelo pessoal como &gua, energia elétrica, telefone, celulares, além de outros gastos tais como
insumos computacionais, papel, formularios, fotocopias e artigos de papelaria. Estes gastos séo valorados
multiplicando a quantidade de empregados por um custo padrdo por empregado.

33. Os custos unitarios referenciais para Regido Nordeste, para calculo de alguns dos itens
descritos acima séo apresentados na tabela a seguir:
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Tabela 3: Custos Unitarios para Calculo de Materiais e Servicos

Parametros

Unidade Driver

COMUNICACOES  Gastos de telefonia [R$/pess-més] 162,03
Gasfos gerais (papelaria,

MAT ERIAIS manutengao equip. [R$/pess-més] 174,66

escritério, e outros)
SERVICOS GERAIS Agua e eletricidade ) [R$/pess-m(fs] 22,09
Limpeza e manutencéo [R$/pess-més] 31,22

11.3.4.2. Custos de Referéncia da Area Comercial

34. Além dos custos ja expostos aplicados na Area Comercial, se tém custos das atividades
comerciais assumidas como terceirizadas, vinculadas ao ciclo comercial regular, tais como a cobranga e
impressdo de faturas.

35. Os custos unitarios referenciais sdo apresentados na tabela a seguir e correspondem a
valores medios de mercado.

Tabela 4: Custos Unitarios para Atividades Comerciais

Parametros
Unidade Custo [R$]
Custo de Cobranca por fatura (URBANO) [R$/fatura] 1,00
Custo de Cobranca por fatura (RURAL) [R$/fatura] 1,00
Custo de Edi¢éo e Controle de Faturas Centralizado [R$/fatura] 0,20

IIl.4. CALCULO DAS ANUIDADES
I1.4.1. Edificages, Moveis e Utensilios
36. A tabela seguinte apresenta as principais variaveis de custo associadas aos iméveis.

Tabela 5: Custos Unitarios para Céalculo de Aluguéis

Unidades Custos
Unidade Driver Unidade Custo Anual de
Aluguel
Escritérios centrais [m2/pess] 10 [R$/m2-més] 18,28
Geréncias regionais [m?/pess] 10 [R$/m2-més] 9,37
Estacionamento de Veiculos R$/m?-més] 9,37

Méveis e Utensilios [R$/m?-més] 2,33
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[11.4.2. Veiculos

37. Para a definicdo dos custos de transporte, deve ser considerada a amortizagao dos veiculos,
além dos custos de manutengdo e de combustivel. Os custos de manutencéo sao calculados como valor
percentual do custo de investimento, enquanto os custos de combustivel sdo calculados a partir de
estimativas médias de deslocamento e custos associados em termos anuais.

38. A Tabela a seguir apresenta os principais parametros considerados, bem como o resultado
dos célculos.

Tabela 6: Veiculos
Custo Custo Custo Vida Tipo
Descricdo Cédigo Unitario Adaptagdo Ferramentas  Util Comb.
[R$] [R$] [R$] Anos Km/l

Rend.

Pick-Up ou Veiculo Leve VEC1 38.488 5.589 9.283 5 Gasolina 10 60.000
Pick-Up 1 tonelada VEC 2  84.150 27.398 10.378 5 Diesel 10 60.000
Caminhdo Médio 7 a 8 toneladas com Guindauto VEC3 142574 140.892 24.678 8 Diesel 5 40.000
Caminhdo Médio 7 a 8 toneladas VEC 4 142574 36.096 12.836 8 Diesel 6,25 40.000
Caminhdo Pesado 11 a 15 toneladas com Guindauto VEC 5  163.550 140.892 19.445 8 Diesel 6,25 15.000
Caminhéo Pesado 11 a 15 toneladas com Guindauto VEC 6  163.550 140.892 32.781 10 Diesel 5 15.000
Caminhdo Pesado 11 a 15 toneladas VEC 7 163.550 36.096 14.891 10 Diesel 3,33 15.000
Caminhdo Pesado 15 toneladas VEC 8 163.550 140.892 17.152 10 Diesel 6,25 15.000
Carreta VEC 9 428.727 0 0 10 Diesel 3,33 5.000
Automdvel VEC 10 27.278 0 2.276 5 Gasolina 10 45.000
Motocicleta VEC 11  5.549 0 0 5 Gasolina 40 30.000
Utilitario 1 VEC 12 43.530 0 0 5 Diesel 6 30.000
Caminh@o Pesado (15 Ton) com cesta aerea VEC 13 163.550 216.578 17.152 10 Diesel 6 15.000

[11.4.3. Sistemas de Informatica

39. Como parte da infra-estrutura de apoio as atividades administrativas e técnicas, devem ser
reconhecidos o0s sistemas corporativos de informatica que ddo suporte as atividades da empresa. Assim,
além da amortizagdo dos sistemas e compra dos softwares, também se inclui um custo adicional de
manutenc¢éo anual que se calcula como um percentual do investimento.

40. Para determinagdo dos investimentos necessarios, os sistemas foram agrupados em 4
subgrupos:
Tabela 7 - Agrupamento de Sistemas

Subgrupo Sistemas
S1 GIS, SCADA e Gestéo da Distribuicao
S2 Gestdo Comercial
S3 Gestdo Empresarial e Sistemas Centrais
S4 Teleatendimento
41. Os clusters especificos da CEPISA, aplicando a metodologia contida na Nota Técnica

343/2008, sao:
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Tabela 8 — Clusters de Sistemas

Subgrupo  Clusters

S1 5
S2 5
S3 3
S4 2
S5 0
S6 0

[11.5. EQUIPES DE CAMPO

42. Foram dimensionadas 14 equipes de campo para atender as tarefas que devem ser
executadas na Concessionaria. Cabe esclarecer que os eletricistas que compdem as equipes também
exercem a funcdo de motorista e operador dos equipamentos. A tabela abaixo apresenta a formacéo de cada
equipe:

Tabela 9 - Composicdo das Equipes

Equipes Eletricista  Eletricista Linha Viva  Ajudante de Eletricista

EQ1 2
EQ2 3
EQ3 4
EQ4 5
EQ5

EQ6

EQ7
EQS
EQ9 i
EQ10
EQ11
EQ12
EQ13
EQ14

olo|~|w]i
1

LY
1
RN N

IV. DETERMINACAO DOS CUSTOS OPERACIONAIS

IV.1. ESTRUTURA ORGANIZACIONAL REFERENCIAL

43. Conforme metodologia, a CEPISA se enquadrou no Organograma Tipico (OT) 5. A Tabela
abaixo apresenta o quantitativo de Pessoal da Estrutura Central definida para concessionéria.

Tabela 10 — Quantitativo de Pessoal da Estrutura Central

GASTOS COM PESSOAL QUA[')\‘ET —

TOTAL CONSELHO 6 |

CONSELHO CONSELHEIRO FISCAL 3
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w

CONSELHEIRO ADMINISTRATIVO

| TOTAL __ |PRESIDENCA || 35 |
PRESIDENTE 1
3 SECRETARIA 1
PRESIDENCIA AUXILIAR ADMINISTRATIVO 1
MOTORISTA 1
GERENTE 1
AUDITOR INTERNO SENIOR 1
AUDITORIA INTERNA  AUDITOR INTERNO PLENO 1
AUDITOR INTERNO JUNIOR >
ASSISTENTE ADMINISTRATIVO 3
ASSESSOR 1
ADVOGADO SENIOR >
ASSESSORIA JURIDICA | ADVOGADO PLENO 3
ADVOGADO JUNIOR 6
AUXILIAR ADMINISTRATIVO 4
ASSESSOR 1
Asg'éfigg'EASDE ANALISTA DE COMUNICAGAO 1
NSO S £ ASSESSOR DE COMUNICAGAO 1
COMUNIGACA®  ASSISTENTE ADMINISTRATIVO >
ASSISTENTE DE COMUNICACAO 2

| TOTAL_ JOUVIDORA || 5 |
GERENTE 1
OUVIDORIA COORDENADOR 1
ATENDENTE DE OUVIDORIA 3

_______TOTAL______ | DIRETORIA DE ASSUNTOS REGULATORIOS || 12 |
DIRETORIA DE DIRETOR
ASSUNTOS SECRETARIA
REGULATORIOS | AUXILIAR ADMINISTRATIVO
GERENTE

ANALISTA DE ASSUNTOS REGULATORIOS
GERENCIA REGULACAO | TECNICO DE MERCADO
E MERCADO ANALISTA DE TARIFAS
TECNICO DE ASSUNTOS REGULATORIOS
AUXILIAR ADMINISTRATIVO

RINNN R R R R,

TECNICO DE MEDICAO
GERENCIA CLIENTES | GERENTE
CORPORATIVOS ANALISTA COMERCIAL SENIOR
ANALISTA COMERCIAL PLENO
ANALISTA COMERCIAL JUNIOR

. TOTAL____|DIRETORIACOMERCAL || 70 |
DIRETOR 1
DIRETORIA COMERCIAL | o oo o .
GERENTE 1
GERENCIA GESTAO | ANALISTA COMERCIAL SENIOR 2
COMERCIAL ANALISTA COMERCIAL PLENO 3
(FATURAMENTO E  ANALISTA COMERCIAL JUNIOR 5
ARRECADAGAO)E | ASSISTENTE ADMINISTRATIVO 4
ATENDIMENTOA | AUXILIAR ADMINISTRATIVO 5
CLIENTES ANALISTA DE ATENDIMENTO A CLIENTES 3
ASSISTENTE COMERCIAL 7
GERENTE 1
GERENCIA DE PERDAS | ANALISTA DE PERDAS 6
E DE MEDIGAO SUPERVISOR DE LABORATORIO 1
10
1
2
2
2
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ASSISTENTE ADMINISTRATIVO
GERENTE

ANALISTA COMERCIAL SENIOR
ANALISTA COMERCIAL PLENO
ANALISTA COMERCIAL JUNIOR
ASSISTENTE ADMINISTRATIVO

GERENCIA DE COMPRA
E VENDA DE ENERGIA

WWNRFPPFPW

| TOTAL | DIRETORIA FINANCEIRA E CONTROLADORIA || 39 |
DIRETORIA FINANCEIRA DIRETOR 1
E CONTROLADORIA | SECRETARIA 1
GERENTE 1
ANALISTA FINANCEIRO SENIOR 1
- ANALISTA FINANCEIRO PLENO 3
GERENCIA FINANCEIRA A\ ALISTA FINANCEIRO JUNIOR 3
ASSISTENTE ADMINISTRATIVO 3
AUXILIAR ADMINISTRATIVO 3
GERENTE 1
. ANALISTA DE CONTABILIDADE SENIOR 1
COS‘II?ARIEIEII%I:DE ANALISTA DE CONTABILIDADE PLENO 3
PLANEJAMENTO ANALISTA DE CONTABILIDADE JUNIOR 3
TRIBUTARIO. ANALISTA ECONOMICO-FINANCEIRO SENIOR 1
TESOURARIA ANALISTA ECONOMICO-FINANCEIRO PLENO 2
ANALISTA ECONOMICO-FINANCEIRO JUNIOR 3
ASSISTENTE ADMINISTRATIVO 3
GERENTE 1
GERENCIA ANALISTA DE ORCAMENTO SENIOR 1
ORCAMENTO ANALISTA DE ORCAMENTO PLENO 2
ANALISTA DE ORCAMENTO JUNIOR 2

| TOTAL __ |DIRETORIATECNICA || 156 |
DIRETOR 1
DIRETORIA TECNICA | SECRETARIA 1
AUXILIAR ADMINISTRATIVO 1
GERENTE 1
ENGENHEIRO DE OPERACAO SENIOR 1
ENGENHEIRO DE OPERACAO PLENO 2
GERENCIA DA ENGENHEIRO DE OPERACAO JUNIOR 4
OPERACAO TECNICO DE OPERACAO 18
VIGIA DE SUBESTACAO 55
OPERADOR DE SUBESTACAO 0
ASSISTENTE ADMINISTRATIVO 4
GERENTE 1
ENGENHEIRO DE MANUTENCAO SENIOR (AT) 3

ENGENHEIRO DE MANUTENCAO SENIOR (MT E

e BT) 4
ﬁiﬁﬁ#‘g&% ENGENHEIRO DE MANUTENGAO JUNIOR (AT) 6
ENGENHEIRO DE MANUTENCAO JUNIOR (MT E BT) 12
TECNICO DE MANUTENCAO (MT E BT) 14
TECNICO DE DISTRIBUICAO JUNIOR 12
ASSISTENTE ADMINISTRATIVO 8
. GERENTE 1
PLiEFéEANI\C/I::;Ngg £ ENGENHEIRO DE MEIO AMBIENTE 1
EXPANSAO DO TECNICO DE MEIO AMBIENTE 2
SISTEMA ELETRICO | ANALISTA DE PLANEJAMENTO 1
ASSISTENTE ADMINISTRATIVO 3

TOTAL DIRETORIA RECURSOS HUMANOS E | 88 |
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| ADMINISTRATIVO I_
DIRETORIA DE DIRETOR

RECURSOS HUMANOS
E ADMINISTRATIVA | SECRETARIA

GERENTE

ANALISTA FINANCEIRO SENIOR

ANALISTA FINANCEIRO PLENO

ANALISTA FINANCEIRO JUNIOR

ASSISTENTE ADMINISTRATIVO

SEGURANCA

GERENTE

ANALISTA DE ORCAMENTO SENIOR

ANALISTA DE ORCAMENTO PLENO

ANALISTA DE ORCAMENTO JUNIOR

ASSISTENTE ADMINISTRATIVO

AUXILIAR ADMINISTRATIVO

ESPECIALISTA EM COMPRA

ENGENHEIRO DE QUALIDADE SENIOR

ALMOXARIFE

GERENTE

ANALISTA DE INFRA-ESTRUTURA SENIOR

ANALISTA DE INFRA-ESTRUTURA PLENO
GERENCIA DE ANALISTA DE INFRA-ESTRUTURA JUNIOR

TECNOLOGIA DA ANALISTA DE SISTEMAS SENIOR

INFORMAGAO E ANALISTA DE SISTEMAS PLENO

TELECOMUNICAGOES | ANALISTA DE SISTEMAS JUNIOR

ASSISTENTE ADMINISTRATIVO

AUXILIAR ADMINISTRATIVO

TECNICO DE INFORMATICA

GERENTE

ANALISTA DE RECURSOS HUMANOS SENIOR

ANALISTA DE RECURSOS HUMANOS PLENO

ANALISTA DE RECURSOS HUMANOS JUNIOR

SUPERVISOR DE REMUNERACAO

ASSISTENTE ADMINISTRATIVO

AUXILIAR ADMINISTRATIVO

ENFERMEIRO DO TRABALHO

ENGENHEIRO DE SEGURANCA DO TRABALHO

MEDICO DE TRABALHO

TECNICO DE SEGURANCA DO TRABALHO

GERENCIA
ADMINISTRATIVA E
SERVICOS GERAIS

GERENCIA DE
SUPRIMENTOS

GERENCIA DE
RECURSOS HUMANOS

RPINRFRPRARWERWOWNRERPRONWD®DEFRPRWNRRERARNARMMOWRROPRARWRRRPRE

CORPORATIVO 1
AUXILIAR DE ENFERMAGEM 1
TOTAL GERAL DE FUNCIONARIOS 411

IV.1.1 GASTOS DA ESTRUTURA CENTRAL

44, Segue abaixo Tabela com os gastos relativos a Estrutura Central da concessionaria.

Tabela 11 - Gastos da Estrutura Central

CUSTO DE CUSTO DE MATERIAIS
PESSOAL (R$) E SERVICOS (R$)

CONSELHO Pessoal 275.129

ITEM DE CUSTO
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Insumos e Outros Gastos 12.576
Pessoal 3.660.166
Informética 55.410
Insumos e Outros Gastos 73.357
Aluguel Escritorio 76.765
PRESIDENCIA Mobiliario 9.781
Telefonia 68.053
Agua e Eletricidade 9.278
Limpeza 13.112
Transporte 46.994
Aluguel Estacionamento 4.218
Pessoal 428.261
Informatica 7.916
Insumos e Outros Gastos 10.480
Aluguel Escrit6rio 10.966
OUVIDORIA Mobiliario 1.397
Telefonia 9.722
Agua e Eletricidade 1.325
Limpeza 1.873
Transporte 23.497
Aluguel Estacionamento 2.109
Pessoal 1.450.592
Informatica 18.998
Insumos e Outros Gastos 25.151
Aluguel Escritorio 26.319
D'ESESTS’\TT"SSDE Mobilirio 3.353
REGULATORIOS Telefonia 23.333
Agua e Eletricidade 3.181
Limpeza 4.495
Transporte 23.497
Aluguel Estacionamento 2.109
Pessoal 6.543.808
Informética 110.821
Insumos e Outros Gastos 146.714
Aluguel Escritorio 153.530
DIRETORIA Mobiliério 19.562
COMERCIAL Telefonia 136.107
Agua e Eletricidade 18.555
Limpeza 26.223
Transporte 03.988
Aluguel Estacionamento 8.436

DIRETORIA Pessoal 3.857.115
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FINANCEIRA E Informatica 61.743
CONTROLADORIA  |nsumos e Outros Gastos 81.741
Aluguel Escritorio 85.538
Mobiliario 10.899
Telefonia 75.831
Agua e Eletricidade 10.338
Limpeza 14.610
Transporte 46.994
Aluguel Estacionamento 4.218
Pessoal 11.715.766
Informética 246.971
Insumos e Outros Gastos 326.963
Aluguel Escritorio 342.152
DIRETORIA TECNICA  oiiario 43595
Telefonia 303.324
Agua e Eletricidade 41.352
Limpeza 58.440
Transporte 164.478
Aluguel Estacionamento 14.763
Pessoal 7.217.804
Informatica 139.317
Insumos e Outros Gastos 184.441
DIRETORIA DE Aluguel Escrit6rio 193.009
RECURSOS Mobilirio 24,592
HUMANOS E Telefonia 171.106
ADMINISTRATIVA Agua e Eletricidade 23.327
Limpeza 32.966
Transporte 117.485
Aluguel Estacionamento 10.545
OUTROS GASTOS Marketing 720.638
Auditoria Externa 180.000
CUSTOS TOTAIS/ ANO (R$) 35.148.641 5.014.574

IV.2. GERENCIAS REGIONAIS

IV.2.1 - Recursos Humanos Requeridos

45,

Para CEPISA foi considerada a seguinte estrutura regional:

Tabela 12 - Estrutura Regional
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REGIONAL QTDE

TIPO 1
TIPO 2
TIPO 3
TIPO 4
TIPO 5

TIPO 6

O W kL Kk OO

Tabela 13 — Custos com estrutura regional

Custo de Pessoal Custo de Materiais Custo Total
(R$/ano) (R$/ano) (R$/ano)

Pessoal 17.691.745,92 0,00 17.691.745,92
Aluguel 0,00 379.256,31 379.256,31
PC’s 0,00 305.547,95 305.547,95
Veiculos 0,00 939.876,69 939.876,69
Outros gastos 0,00 082.798,12 982.798,12

TOTAL 17.691.745,92 2.607.479,07 20.299.224,99

IV.3. PROCESSOS COMERCIAIS

IV.3.1. TAREFAS COMERCIAIS

46. Segue abaixo tabela com os parametros utilizados para definicdo das Tarefas Comerciais,
bem como o resultado da valorag&o.

Tabela 14 — Parametros para Tarefas Comerciais

Tarefa Frequéncia Veiculo Produtividade
Religacdo Normal de Energia 0,31% EQ1L VEC10 10
Religacdo Urgente de Energia 8,10% EQ1L VEC10 21
Substituicdo de Medidor p/ afericdo 4,09% EQ1L VEC10 21
Vistoria de unidade consumidora 15,90% EQ1L VEC10 21
Verificagao de nivel tensdo (outros) 0,11% EQ1L VEC10 14
Corte de Energia 0,90% EQ1L VEC10 14
Ligacdo Provisoria 1,31% EQ1L VEC10 21
Substituicdo de Medidor para aumento de carga 0,27% EQ1 VEC10 12
Verificagdo de Nivel de tensdo (amostrais) 688 amostras EQ1 VEC10 12

Conforme métrica estabelecida na AP 008/2008 que trata dos

Atendimento Comercial .
aprimoramentos da Res. 456/2000

47. A tabela a seguir apresenta a valoracao das tarefas retromencionadas.

Tabela 15 - Valoracgdo das Tarefas Comerciais
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Custo de Pessoal Custo de Materiais

Custo Total
(R$/ano) (GEYEL)
Tarefas Comerciais 6.319.464 1.046.175 7.365.639
Atendimento comercial 5.650.521 2.116.112 7.766.632

Total 11.969.985 3.162.286 15.132.271
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para execucdo das Tarefas Comerciais
NUmero de

Tabela 16 — Equipes

Tarefa

Equipes

Ligacdao Provisoria

Religacdo normal de energia

Religacdo urgente de energia

Corte de energia

Substituicdo de Medidor para afericao
Substituicdo de Medidor para aumento de carga 57
Vistoria de Unidade Consumidora

Verificacdo de Nivel de Tenséo (Outros)
Verificagdo de Nivel de Tensdo (Amostrais)

N°de Equipes de Regularizagdo na Manutengéo
N°de Equipes de Inspecédo no Combate a Perdas

Atendente Comercial 101

IV.3.2. TAREFA DE FATURAMENTO
IV.3.2.1 LEITURA DE MEDIDORES

48. Seguem abaixo 0s custos com leitura de medidores com coletor e impresséo.

Tabela 17 - Leitura de Medidores com coletor
PERIODO DE QUANTIDADE LEITURASPOR QUANTIDADEDE CUSTO T TOTAL/

CLIENTES
LEITURA DE CLIENTES JORNADAS LEITURISTAS ANO (R$)
Urbanos Mensal 363.493 410 45 1.509.305
Rurais Mensal 98.297 105 47 1.651.559

Rurais Plurimensal 23.481 105 131.507

12
TOTAL 45 3.292.371

Tabela 18 — Leitura de Medidores com coletor e impressao
PERIODO DE QUANTIDADE LEITURASPOR QUANTIDADEDE CUSTOTOTAL/

CLIENTES

LEITURA DE CLIENTES JORNADAS LEITURISTAS ANO (R$)
Urbanos Mensal 363.493 328 56 2.777.831
TOTAL 56 2.777.831
IV.3.2.2 ENTREGA DE FATURAS
49, Segue abaixo tabela com os custos com entrega de faturas.

Tabela 19 - Entrega de Faturas
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PERIODO DE QUANTIDADE ENVIOSPOR  QUANTIDADEDE CUSTO TOTAL/

CLIENTES

ENVIO DE CLIENTES JORNADAS ENTREGADORES ANO (R$)

Urbanos Mensal 726.985 447 41 2.160.176
Rurais Mensal 98.297 108 46 1.795.208
Rurais Plurimensal 23.481 182.080

TOTAL 4.137.465

IV.3.2.3 ENTREGA DE OUTROS DOCUMENTOS
50. Segue abaixo tabela com o0s custos com entrega de outros documentos.

Tabela 20 — Entrega de Outros Documentos
PERIODO DE QUANTIDADE ENVIOS POR QUANTIDADEDE CUSTO TOTAL/

CLIENTES

ENVIO DE CLIENTES JORNADAS ENTREGADORES ANO (R$)
Urbanos Mensal 726.985 308 12 426.884
Rurais Mensal 121.778 445.488

TOTAL 872.372

IV.3.2.4 IMPRESSAO DE FATURAS

51. Segue abaixo tabela com o0s custos com impresséo de faturas.

i Tabela 21 — Impressao de Faturas
PERIODO DE QUANTIDADE CUSTO POR CUSTO TOTAL /

CLIENTES ~
IMPRESSAO DEFATURAS FATURA (R$) ANO (R$)
Urbanos Mensal 363.493 0,2 72.699
Rurais Mensal 98.297 0.2 19.659
Rurais Plurimensal 23481 4.696

TOTAL 97.054

IV.3.2.5 IMPRESSAO DE OUTROS DOCUMENTOS
52. Segue abaixo tabela com o0s custos com impresséo de outros documentos.

Tabela 22 — Impressao de Outros Documentos
PERIODO DE QUANTIDADE CUSTO POR CUSTO TOTAL /

CLIENTES

IMPRESSAO DE FATURAS FATURA (R$) ANO (R$)
Urbanos Mensal 72.699 0,04 2.908
Rurais Mensal 12.178 0,04

TOTAL 3.395

IV.3.2.6 COBRANCA DE FATURAS

53. Segue abaixo tabela com o0s custos com cobranga de faturas.
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i Tabela 23 — Cobranca de Faturas
PERIODO DE QUANTIDADE CUSTO POR CUSTO TOTAL /

CLIENTES ~
IMPRESSAO DEFATURAS FATURA (R$) ANO (R$)
Urbanos Mensal 726.985 1,00 8.723.820
Rurais Mensal 98.297 1,00 1.179.564
Rurais Plurimensal 23.481 1,00 281.772

TOTAL 10.185.156

IV.3.3. TELEATENDIMENTO

54, No ambito da Empresa de Referéncia o principal objetivo em termos de teleatendimento €
capturar e selecionar as melhores praticas no atendimento a distancia aos consumidores por meio de contato
telefénico e pela sinérgica integracéo desse com sistemas institucionais, em especial 0s sistemas comerciais,
0s de apoio a operagdo e geoprocessamento, de tal forma que o respectivo dimensionamento referencial
atenda aos compromissos de eficiéncia e eficacia ja citados, bem como a conformidade legal - leis e
regulamentos pertinentes - e aderéncia ao estado da arte nessa forma de atendimento. Por outro lado, no
tratamento das transagfes efetuadas por meio de teleatendimento, deve ser reconhecida a existéncia de
fatores fundamentais que devem estar presentes em sua realizacdo em todas as empresas e também as
diversidades que requererem tratamentos justificadamente diferenciados.

55. A tabela seguinte resume os custos com teleatendimento aplicando-se a metodologia
expressa na NT 343/2008.

Tabela 24 — Custos com Teleatendimento
CUSTO DE PESSOAL CUSTO DE MATERIAIS

TOTAL (R
GE)) E SERVICOS (R$) R9)
TELEATENDIMENTO 4.694.947 3.071.707 7.766.655
IV.3.4. COMBATE AS PERDAS NAO TECNINCAS
56. Seguem, abaixo, 0s parametros de entrada para determinacdo de equipes de combate as

perdas nao técnicas.
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Tabela 25 - Dados de entrada de perdas nao técnicas

Premissas ‘

Periodo da Revisdo Tarifaria (anos) 4
Energia "agregada" apds regularizagédo (%) 65%
Efetividade inspec¢ao (%) 30%
Consumo Médio Baixa Tensdo (MWh/ano) ) 1,36
Produtividade Diaria-Equipe de Regularizagado 8,00
Produtividade Diaria-Equipe de Inspecao 13,00
Mercado Realizado |
Mercado Cativo (MWh) 1 1.999.009,00
Mercado Livre (MWh) 77,00
Mercado BT (MWh) 1.333.905,25
Perdas Nao-Tecnicas (MWh) 335.963,42
Perdas Técnicas (MWh) 353.966,96
Evolugdo Anual do Mercado Ano Teste
Mercado Cativo (MWh) 2.094.709,00 2.199.137,95 | 2.312.067,13 | 2.430.655,52
Mercado Livre (MWh) 134,00 140,68 147,90 155,49
Mercado BT (MWHh) 1.389.251,00 1.456.673,99 | 1.527.797,31 | 1.602.341,44
Perdas Nao-Técnicas desejadas sobre Mercado BT (%) 19,74%
Crescimento Esperado de Perdas sobre Mercado BT (%) 2,00%
Ano do ciclo tarifario 0,00%
57. A tabela seguinte apresenta o resumo de custos com combate as perdas nao técnicas.

Tabela 26 — Custos com Combate as Perdas Nao Técnicas
Materiais, Servi¢os

RESUMO GERAL DE CUSTOS Pessoal (R$/ano)

e Outros (R$/ano)
Gerenciamento de Perdas (Estrutura Central) 2.025.506 183.583 2.209.089
Previsdo para combate a novas fraudes 4.102.108 869.386 4.971.494
Custo do Combate as fraudes existentes 665.207 140.982 806.188

Total (R$) 6.792.820,49 1.193.950,78 7.986.771,26
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IV.4. PROCESSOS DE OPERACAO E MANUTENCAO
V.4.1. CONSIDERAQOES GERAIS

58. As tarefas de O&M sdo calculadas para a rede de distribuicdo existente da concessionaria. O
estudo de custos de Operacdo e Manutengdo (O&M) das instalaces é realizado sob o enfoque da andlise de
processos, através do levantamento de todas as atividades de operacdo e manutencdo de instalacfes
elétricas. Estes P&A sdo 0s necessarios para uma correta prestacao do servico, de acordo com as exigéncias
de qualidade determinadas no contrato de concesséo e outras normas aplicaveis.

59. Os gastos que fazem parte dos custos de O&M, surgem da avalia¢do a “precos de mercado”
de todas as principais tarefas que devem ser exercidas por uma concessionaria de distribuicdo. Sera avaliada
a suficiéncia da dotacéo do pessoal disponivel para estas tarefas, fazendo-se logo a comparagao com outras
empresas que possam ser consideradas referéncias vdlidas. A partir dessa analise, se procedera a
determinacdo dos custos de O&M, reconhecendo-se inicialmente as atividades proprias de O&M em cada um
dos segmentos ou niveis de tensdo do sistema de distribuicéo.

60. Para cada tarefa individual é acrescentado o tempo de deslocamento segundo seja area
urbana ou rural. Consequientemente, o tempo total considerado no célculo, é a soma do tempo da tarefa e o
tempo de deslocamento.

IV.4.2. CUSTOS TOTAIS

61. Segue abaixo quadro de custos totais de O&M por ano. Mantendo a classificacao de niveis de
tens&o, discriminam-se os custos de O&M para instalagdes urbanas e rurais.
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Tabela 27 - Custos Totais das Tarefas de O&M
URBANOS RURAIS TOTAIS % DO

INSTALACOES FAIXA DE TENSAO (RS) RS) RS) AL
BT <1 kV 4.038.509 2.236.977 6.275.486  13,28%
REDES 1kV>=MT >69 kV 3.958.845 28.336.704 32.295550 68,33%
69 kV>= AT > 230 kV 36.028 932.391 968.419 2,05%
UAT =230 kV 0 0 0 0,00%
1kV>=MT >69 kV 334.498 2.833.453 3.167.951  6,70%
LINHA VIVA 69 kV>= AT > 230 kV 2.098 37.296 39.394 0,08%
UAT =230 kV 0 0 0 0,00%
EQUIPAMENTOS

MT 35.410 278.574 313.984 0,66%

INSTALADOS NAS REDES
Maior nivel de tensdo < 69 kV 947.359 0 947.359 2,00%
SUBESTACOES DE Mgior nll'vel de tens~510 =69 kv 1.934.949 0 1934949  4,09%
ENERGIA Maior nivel de tenséo < 230 kV 49.507 0 49.507 0,10%
Maior nivel de tensdo = 230 kV 0 0 0 0,00%
Mével 0 0 0 0,00%
ILUMINACAO BT <1kV 0 0 0 0,00%
MEDICAO Todos 1.114.171 160.420 1.274590  2,70%

TOTAL (R$) 12.451.375 34.815.815 47.267.190 100%

IV.5. CUSTOS ADICIONAIS

62. Neste item incluem-se 0s custos que ndo foram contemplados anteriormente no modelo.
Também se consideram as particularidades do negécio de distribuicao e de regulamentagéo no Brasil.

63. Na tabela seguinte apresentam-se 0s gastos nao incluidos até agora nos célculos da ER,
correspondentes ao exposto.
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Tabela 28: Resultados dos Custos Adicionais

Descricdo Pessoal (R$) Material (R$)  Total (R$)
Processos e Atividades Comerciais 492.417 341.542 833.959
Processos e Atividades de O&M 276.979 202.946 479.926
Seguros - 672.825 672.825
Tributos - 300.368 300.368
Receita - Servigos taxados (1.296.846) - (1.296.846)
Exame Periddico 283.800 - 283.800
Menor aprendiz 269.885 - 269.885
Lavagem de uniforme - 82.368 82.368
Consumo proprio - 709.634 709.634
Engenharia e supervisdo de obras 654.202 - 654.202
Laboratorio de Ensaios - 109.233 109.233
Laudos Periciais 238.680 - 238.680
Ganhos de Holding (1.997.105) (89.745) (2.086.850)
Campanha de Medidas 96.650 - 96.650
Laudo de Avaliacdo de Ativos 120.750 - 120.750
Adicional Veiculo 4x4 - 526.336 526.336
Custos Totais (860.588) 2.855.509 1.994.920
IV.6. CUSTOS COM SISTEMAS DE INFORMATICA E TELECOMUNICACOES
64. Além dos custos de pessoal, materiais e servicos associados aos diversos processos e

atividades desenvolvidas pela empresa distribuidora, sdo consideradas na definicdo da Empresa de
Referéncia, as anuidades de investimento de curto periodo de recuperacéo em sistemas de informatica.

65. O quadro abaixo resume as anuidades com sistemas de informatica consideradas para
concessionaria.
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SISTEMA

Gestao Operacional
SCADA

GIS

Gestdo Comercial
Teleatendimento
Administrativo

Tabela 29 — Custos com Sistemas de Informatica

Investimento Vida atil  Vida util
Hardware/Software Hardware Software
(R$) (anos) (anos)
1.668.000 10 10
3.500.000 10 10
1.100.000 10 10
12.000.000 10 10
4.260.000 10 10
12.200.000 10 10
4.647.640 10 10

Centrais

Custo
Mensal de
Capital (R$)

24381
51.158
16.078
175.400
62.267
178.323
67.933

Custo Mensal

. Custo Anual
de Manutencéo
(R$)
(R$)

20.850 542.767
43.750 1.138.900
13.750 357.940
150.000 3.904.800
53.250 1.386.204
152.500 3.969.880
58.096 1.512.342

TOTAL
A seguir seguem o0s custos considerados para telecomunicaces:

Tabela 30 — Custos com Comunicacoes
Tipo Custo Anual (R$)

Sistemas de Comunicacdo da Operacdo 253.397
Sistemas de Comunicacédo de Dados 738.769

Total 992.166

12.812.833,26

66.

IV.7. VEICULOS

67. O quadro a seguir mostra o total de veiculos considerado na ER, detalhado pelas unidades da
empresa, bem como 0s processos e atividades comerciais e de O&M.

Tabela 31 - Veiculos
UNIDADES E P&A VEC1 VEC2 VEC3 VEC4 VEC5 VEC6 VEC7 VECS8
CONSELHO
PRESIDENCIA
OUVIDORIA
DIRETORIA FINANCEIRA, RH E
ADM
DIRETORIA COMERCIAL
GERENCIAS REGIONAIS
PROCESSOS E ATIVIDADES DE
COMERCIAL
PROCESSOS E ATIVIDADES DE
0&M

QUANTIDADE TOTAL

VEC9 VEC10 VEC11 VEC12 VEC13 TOTAL

© b~ O DN - B~
© b O N - B~

(o))

65
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IV.8. RESULTADOS FINAIS - dezembro-08

68. A seguir encontra-se apresentado um quadro que resume 0S custos totais anuais que
correspondem a gestdo da ER, para prestar de forma eficiente os servicos de distribuicdo e comercializacao
de energia elétrica a seus clientes da area de concesséo.

Tabela 32: Custos Totais por Ano — Precos a dezembro-08
CUSTOS PESSOAL CUSTOS MAT. E CUSTOS TOTAIS/

(R$) SERV. (R$) INXGE

ADMINISTRATIVO 52.840.387,18 21.427.053,05 74.267.440,23
ESTRUTURACENTRAL
ESTRUTURAREGIONAL
SISTEMAS

SETORES DA EMPRESA

PROCESSOS DE O&M 27.697.916,51 20.294.646,58 47.992.563,09
PROCESSOS COMERCIAIS 29.545.019,96 20.492.534,81 50.037.554,77
TAREFAS COMERCIAIS
FATURAMENTO

PERDAS NAO-TECNICAS
TELEATENDIMENTO
CUSTOS ADICIONAIS -860.588,50 2.855.508,94 1.994.920,44
ADMINIST RAT IVO
OPERACAO E MANUTENCAO
COMERCIAL
GERACAO PROPRIA
CUSTOS TOTAIS POR ANO 109.222.735,15 65.069.743,38 174.292.478,54
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IV.9. RESULTADOS FINAIS - agosto-09

69. A seguir encontra-se apresentado um quadro que resume 0s custos totais anuais ajustados
para agosto-09 que correspondem a gestao da ER, para prestar de forma eficiente os servicos de distribuicdo
e comercializagdo de energia elétrica a seus clientes da &rea de concessao.

Tabela 33: Custos Totais por Ano — Precos a agosto-09
CUSTOS PESSOAL CUSTOS MAT. E CUSTOSTOTAIS/

(R$) SERV. (R$) INXGE)
ADMINISTRATIVO 54.554.671,06 21.043.023,26 75.597.694 32
ESTRUTURACENTRAL
ESTRUTURAREGIONAL
SISTEMAS

SETORES DA EMPRESA

PROCESSOS DE 0&M 28.596.511,20 19.930.912,53 48.527.423,73
PROCESSOS COMERCIAIS 30.503.539,65 20.125.254,07 50.628.793,72
TAREFAS COMERCIAIS

FATURAMENTO
PERDAS NAO-TECNICAS
TELEATENDIMENTO
CUSTOS ADICIONAIS -888.508,30 2.804.330,62 1.915.822,32
ADMINIST RAT IVO
OPERACAO E MANUTENCAO
COMERCIAL
GERACAO PROPRIA

CUSTOS TOTAISPOR ANO 112.766.213,61 63.903.520,48 176.669.734,09

V. CONCLUSOES

70. A planilhas de calculo dos custos operacionais aplicado ao contrato de concessao da CEPISA
encontram-se no arquivo “Modelo ER — CEPISA.rar”.

71. Do exposto, 0s custos operacionais projetados para agosto-09, admitidos como eficientes e
que deverdo ser cobrados na tarifa da CEPISA equivalem ao valor de R$ 176.669.734,09.



APENDICE |
DADOS DE ATIVOS FiSICOS

DESCRIGAO QUANTIDADE QUANTIDADE
RURAL URBANO

Pontos de lluminacao

Quantidade de pontos de iluminacéo 0,00 0,00
Quantidade de Medidores de Fronteira 0,00 29,00
Quantidade de Medidores de Consumidores

Monofésicos 13.798,00 696.419,00
Bifasicos 0,00 0,00
Trifasicos 7.841,00 44.313,00
Baixa Tensdo - Rede Aérea Nua

Extensdo Total Projecéo no solo (km) (exclusivo BT) 4.512,20 7.738,00
Trifasicas 3.307,00 5.670,41
Bifasicas 221,20 379,47
Monofésicas 984,00 1.688,12
Extensdo Total Projecdo no solo (km) (Compartilhado MT) 1.765,39 2.433,01
Trifasicas 334,63 1.898,15
Bifasicas 90,18 19,01
Monofésicas 1.340,58 515,85
Quantidade de Postes (exclusivo BT) 83.679,00 196.742,00
Madeira 0,00 0,00
Rede Monofasica 0,00 0,00
Rede Bi + Trifasica 0,00 0,00
Concreto 83.679,00 196.742,00
Rede Monofasica 66.943,00 143.672,00
Rede Bi + Trifasica 16.736,00 53.070,00
Quantidade de Postes (compartilhado com MT) 35.308,00 60.826,00
Madeira 0,00 0,00
Rede Monofasica 0,00 0,00
Rede Bi + Trifasica 0,00 0,00
Concreto 35.308,00 60.826,00
Rede Monofasica 26.812,00 47.454,00
Rede Bi + Trifasica 8.496,00 13.372,00
Baixa Tensdo - Rede Aérea Multiplexada

Extensdo Total Projecdo no solo (km) (exclusivo BT) 0,00 6,52
Trifasicas 0,00 6,52
Bifasicas 0,00 0,00
Monofasicas 0,00 0,00
Extensdo Total Projecdo no solo (km) (Compartilhado MT) 0,00 1,60
Trifasicas 0,00 1,60
Bifasicas 0,00 0,00
Monofésicas 0,00 0,00
Quantidade de Postes (exclusivo BT) 0,00 163,00

Madeira 0,00 0,00
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Rede Monofésica 0,00 0,00
Rede Bi + Trifasica 0,00 0,00
Concreto 0,00 163,00
Rede Monofésica 0,00 163,00
Rede Bi + Trif4sica 0,00 0,00
Quantidade de Postes (compartilhado com MT) 0,00 40,00
Madeira 0,00 0,00
Rede Monofésica 0,00 0,00
Rede Bi + Trifasica 0,00 0,00
Concreto 0,00 40,00
Rede Monofasica 0,00 0,00
Rede Bi + Trifasica 0,00 40,00
Baixa Tensdo - Rede Subterranea

Extens&o Linhas Subterraneas (km) 0,00 0,00
Cémara para postos de inspecdo e passagem 0,00 0,00
Média Tensdo de 1 kV até 25 kV - Rede Aérea Nua

Extensdo Total Redes Trifasicas Projecdo no solo (km) 20.938,00 4.803,22
Circuito Simples 20.938,00 4.803,22
Circuito Duplo ou Maior 0,00 0,00
Quantidade de Postes 214.540,00 48.670,00
Madeira 0,00 0,00
Concreto 214.540,00 48.670,00
Circuito Simples 214.540,00 48.670,00
Circuito Duplo ou Maior 0,00 0,00
Extensdo Total Redes Bifasicas Projecdo no solo (km) 1.121,20 1,00
Quantidade de Postes 0,00 0,00
Madeira 0,00 0,00
Concreto 9.345,00 25,00
Extensdo Total Redes Monofasicas Projecédo no solo (km) 3.321,00 3,78
Quantidade de Postes 30.192,00 94,00
Madeira 0,00 0,00
Concreto 30.192,00 94,00
Média Tensdo de 1 kV até 25 kV - Rede Aérea Multiplexada

Extensdo Total Redes Trifasicas Projecdo no solo (km) 0,00 0,00
Circuito Simples 0,00 0,00
Circuito Duplo ou Maior 0,00 0,00
Quantidade de Postes 0,00 0,00
Madeira 0,00 0,00
Concreto 0,00 0,00
Circuito Simples 0,00 0,00
Circuito Duplo ou Maior 0,00 0,00
Extensdo Total Redes Bifasicas Projecdo no solo (km) 0,00 0,00
Quantidade de Postes 0,00 0,00
Madeira 0,00 0,00
Concreto 0,00 0,00
Extensdo Total Redes Monofasicas Projecdo no solo (km) 0,00 0,00
Quantidade de Postes 0,00 0,00
Madeira 0,00 0,00
Concreto 0,00 0,00
Média Tensdo de 1 kV até 25 kV - Rede Aérea Compacta

Extensdo Total Redes Trifasicas Projecdo no solo (km) 0,00 0,00
Circuito Simples 0,00 0,00
Circuito Duplo 0,00 0,00
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Quantidade de Postes 0,00 0,00
Madeira 0,00 0,00
Concreto 0,00 0,00
Circuito Simples 0,00 0,00
Circuito Duplo ou Maior 0,00 0,00
Média Tensdo de 1 kV até 25 kV - Rede Subterranea

Extensdo Linhas Subterraneas (km) 0,00 0,00
Cémara para postos de inspecdo e passagem 0,00 0,00
Média Tens&o acima de 25 kV e abaixo de 69 kV - Rede Aérea Nua

Extensdo Total Redes Trifasicas Projecao no solo (km) 2.698,09 0,00
Circuito Simples 2.698,09 0,00
Circuito Duplo ou Maior 0,00 0,00
Quantidade de Postes 26.986,00 0,00
Madeira 0,00 0,00
Concreto 26.986,00 0,00
Circuito Simples 26.986,00 0,00
Circuito Duplo ou Maior 0,00 0,00
Extensdo Total Redes Bifasicas Projecéo no solo (km) 137,40 0,00
Quantidade de Postes 1.374,00 0,00
Madeira 0,00 0,00
Concreto 1.374,00 0,00
Extenséo Total Redes Monofasicas Projec¢do no solo (km) 0,00 0,00
Quantidade de Postes 0,00 0,00
Madeira 0,00 0,00
Concreto 0,00 0,00
Média Tensdo acima de 25 kV e abaixo de 69 kV - Rede Aérea Multiplexada

Extensdo Total Redes Trifasicas Projecdo no solo (km) 0,00 0,00
Circuito Simples 0,00 0,00
Circuito Duplo ou Maior 0,00 0,00
Quantidade de Postes 0,00 0,00
Madeira 0,00 0,00
Concreto 0,00 0,00
Circuito Simples 0,00 0,00
Circuito Duplo ou Maior 0,00 0,00
Extensdo Total Redes Bifasicas Projecéo no solo (km) 0,00 0,00
Quantidade de Postes 0,00 0,00
Madeira 0,00 0,00
Concreto 0,00 0,00
Extensdo Total Redes Monofasicas Projec¢do no solo (km) 0,00 0,00
Quantidade de Postes 0,00 0,00
Madeira 0,00 0,00
Concreto 0,00 0,00
Média Tenséo acima de 25 kV e abaixo de 69 kV - Rede Aérea Compacta

Extensdo Total Redes Trifasicas Projecdo no solo (km) 0,00 0,00
Circuito Simples 0,00 0,00
Circuito Duplo ou Maior 0,00 0,00
Quantidade de Postes 0,00 0,00
Madeira 0,00 0,00
Concreto 0,00 0,00
Circuito Simples 0,00 0,00
Circuito Duplo ou Maior 0,00 0,00
Média Tensdo acima de 25 kV e abaixo de 69 kV - Rede Subterranea

Extensdo Linhas Subterraneas (km) 0,00 0,00
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Cémara para postos de inspecdo e passagem | 0,00 | 0,00
Alta Tens&o de 69 kV - Rede Aérea Nua
Extensdo Total Redes Trifasicas Projecdo no solo (km) 1.964,80 69,30
Circuito Simples 1.964,80 60,40
Circuito Duplo ou Maior 0,00 8,90
Quantidade de Postes 7.246,00 480,00
Madeira 0,00 0,00
Concreto 7.246,00 480,00
Circuito Simples 7.246,00 374,00
Circuito Duplo ou Maior 0,00 106,00
Quantidade de Estruturas de Aco 976,00 0,00
Circuito Simples 976,00 0,00
Circuito Duplo ou Maior 0,00 0,00
Alta Tens&o de 69 kV - Rede Subterrénea 0,00 0,00
Extens&o Linhas Subterraneas (km) 0,00 0,00
Cémara para postos de inspecdo e passagem 0,00 0,00
Alta Tens&o acima de 69 kV e abaixo de 230 kV - Rede Aérea Nua
Extensdo Total Redes Trifasicas Projecdo no solo (km) 141,00 0,00
Circuito Simples 141,00 0,00
Circuito Duplo ou Maior 0,00 0,00
Quantidade de Postes de Concreto 426,00 0,00
Circuito Simples 426,00 0,00
Circuito Duplo ou Maior 0,00 0,00
Quantidade de Estruturas de A¢o 0,00 0,00
Circuito Simples 0,00 0,00
Circuito Duplo ou Maior 0,00 0,00
Alta Tensdo acima de 69 kV e abaixo de 230 kV - Rede Subterranea
Extensdo Linhas Subterraneas (km) 0,00 0,00
Cémara para postos de inspecao e passagem 0,00 0,00
Ultra Alta Tensdo igual a 230 kV - Rede Aérea Nua
Extensdo Total Redes Trifasicas Projecdo no solo (km) 0,00 0,00
Circuito Simples 0,00 0,00
Circuito Duplo ou Maior 0,00 0,00
Quantidade de Estruturas de A¢o 0,00 0,00
Circuito Simples 0,00 0,00
Circuito Duplo ou Maior 0,00 0,00
|EquipamentosdeRedes .|
Média Tenséo de 1 kV até 25 kV
Quantidade de Transformadores Aéreos 15.189,00 7.818,00
Monofésico 12.411,00 387,00
Bifasico 1.889,00 0,00
Trifasico 889,00 7.431,00
Quantidade de Transformadores Subterraneos ou Abrigados 0,00 0,00
Monofasico 0,00 0,00
Bifasico 0,00 0,00
Trifasico 0,00 0,00
Quantidade de Chaves 10.067,00 0,00
Fusivel (Monofasica) 9.899,00 0,00
Fusivel Religadora de 3 estagios 0,00 0,00
Faca (monofasica) 168,00 0,00
SF6 0,00 0,00
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Quantidade de Seccionalizadores 0,00 0,00
Quantidade de Para-Raios (inclusive os da saida dos alimentadores da SE) 8.541,00 0,00
Quantidade de Religadores 0,00 0,00
Quantidade de Reguladores de Tenséo 24,00 0,00
Quantidade de Capacitores (células capacitivas) 249,00 0,00
Média Tens&o acima de 25 kV e abaixo de 69 kV

Quantidade de Transformadores Aéreos 322,00 0,00
Monofasico 0,00 0,00
Bifasico 296,00 0,00
Trifasico 26,00 0,00
Quantidade de Transformadores Subterraneos ou Abrigados 0,00 0,00
Monofasico 0,00 0,00
Bifasico 0,00 0,00
Trifasico 0,00 0,00
Quantidade de Chaves 1.035,00 0,00
Fusivel (Monofasica) 945,00 0,00
Fusivel Religadora de 3 estagios 0,00 0,00
Faca (monofésica) 90,00 0,00
SF6 0,00 0,00
Quantidade de Seccionalizadores 0,00 0,00
Quantidade de Péra-Raios (inclusive os da saida dos alimentadores da SE) 712,00 0,00
Quantidade de Religadores 0,00 0,00
Quantidade de Reguladores de Tenséo 21,00 0,00
Quantidade de Capacitores (células capacitivas) 0,00 0,00

| Subestacoes Transformadoras de Energia |

Aberta com maior nivel de tenséo abaixo de 69 kV

Quantidade de Subestactes 0,00 26,00
Quantidade de Para-Raio de Entrada 0,00 78,00
Quantidade de Transformadores 0,00 30,00
Quantidade de Chaves Seccionadoras acima de 15 kV e abaixo de 69 kV 0,00 26,00
Quantidade de Chaves Seccionadoras até 15 kV 0,00 310,00
Quantidade de Disjuntores acima de 15 kV e abaixo de 69 kV 0,00 9,00
Quantidade de Disjuntores até 15 kV 0,00 38,00
Quantidade de Alimentadores 0,00 38,00
Quantidade de Reguladores de Tensédo 0,00 45,00
Quantidade de TPs 0,00 48,00
Quantidade de TCs 0,00 48,00
Quantidade de Capacitores 0,00 0,00
Bancos de Capacitores 0,00 15,00
Células Capacitivas 0,00 192,00
Aberta com maior nivel de tens&o igual a 69 kV

Quantidade de Subestactes 0,00 54,00
Quantidade de Subestacdes com Isolagéo a SF6 0,00 0,00
Quantidade de Para-Raio de Entrada 0,00 204,00
Quantidade de Transformadores 0,00 59,00
69 -34,5 0,00 14,00
69 - 15 0,00 43,00
34,5-15kV 0,00 2,00
Quantidade de Chaves Seccionadoras de 69 kV 0,00 187,00
Quantidade de Chaves Seccionadoras acima de 15 kV e abaixo de 69 kV 0,00 130,00
Quantidade de Chaves Seccionadoras até 15 kV 0,00 949,00
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Quantidade de Disjuntores de 69 kV 0,00 36,00
Quantidade de Disjuntores acima de 15 kV e abaixo de 69 kV 0,00 22,00
Quantidade de Disjuntores até 15 kV 0,00 142,00
Quantidade de Alimentadores 0,00 123,00
Quantidade de Reguladores de Tenséo 0,00 22,00
Quantidade de TPs 0,00 195,00
Quantidade de TCs 0,00 280,00
Quantidade de Capacitores 0,00 0,00
Bancos de Capacitores 0,00 55,00
Células Capacitivas 0,00 1.232,00
Aberta com como maior nivel de tens&o abaixo de 230 kV

Quantidade de Subestacdes 0,00 1,00
Quantidade de Subestacdes com Isolacdo a SF6 0,00 0,00
Quantidade de Para-Raio de Entrada 0,00 9,00
Quantidade de Transformadores 0,00 2,00
138 - 69 0,00 2,00
138-345 0,00 0,00
138-15 0,00 0,00
69 -34,5 0,00 0,00
69 - 15 0,00 0,00
34,5-15kV 0,00 0,00
Quantidade de Chaves Seccionadoras acima de 69 kV e abaixo de 230 kV 0,00 12,00
Quantidade de Chaves Seccionadoras de 69 kV 0,00 20,00
Quantidade de Chaves Seccionadoras acima de 15 kV e abaixo de 69 kV 0,00 0,00
Quantidade de Chaves Seccionadoras até 15 kV 0,00 0,00
Quantidade de Disjuntores acima de 69 kV e abaixo de 230 kV 0,00 1,00
Quantidade de Disjuntores de 69 kV 0,00 7,00
Quantidade de Disjuntores acima de 15 kV e abaixo de 69 kV 0,00 0,00
Quantidade de Disjuntores até 15 kV 0,00 0,00
Quantidade de Alimentadores 0,00 3,00
Quantidade de Reguladores de Tenséo 0,00 0,00
Quantidade de TPs 0,00 6,00
Quantidade de TCs 0,00 13,00
Quantidade de Capacitores 0,00 0,00
Bancos de Capacitores 0,00 0,00
Células Capacitivas 0,00 0,00
Aberta com maior nivel de tensdo igual a 230 kV

Quantidade de Subestactes 0,00 0,00
Quantidade de Para-Raio de Entrada 0,00 0,00
Quantidade de Transformadores 0,00 0,00
Quantidade de Chaves Seccionadoras de 230 kV 0,00 0,00
Quantidade de Chaves Seccionadoras acima de 69 kV e abaixo de 230 kV 0,00 0,00
Quantidade de Chaves Seccionadoras de 69 kV 0,00 0,00
Quantidade de Disjuntores de 230 kV 0,00 0,00
Quantidade de Disjuntores acima de 69 kV e abaixo de 230 kV 0,00 0,00
Quantidade de Disjuntores de 69 kV 0,00 0,00
Quantidade de Reguladores de Tenséo 0,00 0,00
Quantidade de TPs 0,00 0,00
Quantidade de TCs 0,00 0,00
Quantidade de Capacitores 0,00 0,00
Bancos de Capacitores 0,00 0,00
Células Capacitivas 0,00 0,00
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Subestacdes Telecomandadas | 0,00 | 0,00
Subestacdes Moéveis

Quantidade de Subestacdes 0,00

Quantidade de Para-Raio de Entrada 0,00

Quantidade de Transformadores 0,00

Quantidade de Chaves Seccionadoras 0,00

Quantidade de Disjuntores 0,00

Quantidade de TPs 0,00

Quantidade de TCs 0,00

Abrigada com maior nivel de tens&o abaixo de 69 kV

Quantidade de Subestacdes 0,00 0,00
Quantidade de Para-Raio de Entrada 0,00 0,00
Quantidade de Transformadores 0,00 0,00
Quantidade de Chaves Seccionadoras acima de 15 kV e abaixo de 69 kV 0,00 0,00
Quantidade de Chaves Seccionadoras até 15 kV 0,00 0,00
Quantidade de Disjuntores acima de 15 kV e abaixo de 69 kV 0,00 0,00
Quantidade de Disjuntores até 15 kV 0,00 0,00
Quantidade de Alimentadores 0,00 0,00
Quantidade de Reguladores de Tenséo 0,00 0,00
Quantidade de TPs 0,00 0,00
Quantidade de TCs 0,00 0,00
Quantidade de Capacitores 0,00 0,00
Bancos de Capacitores 0,00 0,00
Células Capacitivas 0,00 0,00
' Abrigada com maior nivel de tenséo igual a 69 kV 0,00 0,00
Quantidade de Subestacdes 0,00 0,00
Quantidade de Subestacdes com Isolacdo a SF6 0,00 0,00
Quantidade de Para-Raio de Entrada 0,00 0,00
Quantidade de Transformadores 0,00 0,00
69 - 34,5 0,00 0,00
69 - 15 0,00 0,00
34,5-15kV 0,00 0,00
Quantidade de Chaves Seccionadoras de 69 kV 0,00 0,00
Quantidade de Chaves Seccionadoras acima de 15 kV e abaixo de 69 kV 0,00 0,00
Quantidade de Chaves Seccionadoras até 15 kV 0,00 0,00
Quantidade de Disjuntores de 69 kV 0,00 0,00
Quantidade de Disjuntores acima de 15 kV e abaixo de 69 kV 0,00 0,00
Quantidade de Disjuntores até 15 kV 0,00 0,00
Quantidade de Alimentadores 0,00 0,00
Quantidade de Reguladores de Tenséo 0,00 0,00
Quantidade de TPs 0,00 0,00
Quantidade de TCs 0,00 0,00
Quantidade de Capacitores 0,00 0,00
Bancos de Capacitores 0,00 0,00
Células Capacitivas 0,00 0,00
Abrigada com como maior nivel de tenséo abaixo de 230 kV 0,00 0,00
Quantidade de Subestacdes 0,00 0,00
Quantidade de Subestacdes com Isolagdo a SF6 0,00 0,00
Quantidade de Para-Raio de Entrada 0,00 0,00
Quantidade de Transformadores 0,00 0,00
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138 - 69 0,00 0,00
138-345 0,00 0,00
138-15 0,00 0,00
69 -34,5 0,00 0,00
69 - 15 0,00 0,00
34,5-15kV 0,00 0,00
Quantidade de Chaves Seccionadoras acima de 69 kV e abaixo de 230 kV 0,00 0,00
Quantidade de Chaves Seccionadoras de 69 kV 0,00 0,00
Quantidade de Chaves Seccionadoras acima de 15 kV e abaixo de 69 kV 0,00 0,00
Quantidade de Chaves Seccionadoras até 15 kV 0,00 0,00
Quantidade de Disjuntores acima de 69 kV e abaixo de 230 kV 0,00 0,00
Quantidade de Disjuntores de 69 kV 0,00 0,00
Quantidade de Disjuntores acima de 15 kV e abaixo de 69 kV 0,00 0,00
Quantidade de Disjuntores até 15 kV 0,00 0,00
Quantidade de Alimentadores 0,00 0,00
Quantidade de Reguladores de Tenséo 0,00 0,00
Quantidade de TPs 0,00 0,00
Quantidade de TCs 0,00 0,00
Quantidade de Capacitores 0,00 0,00
Bancos de Capacitores 0,00 0,00
Células Capacitivas 0,00 0,00




APENDICE I
DADOS DE CONSUMIDORES

CONSUMIDORES ALOCADOS NO MEIO URBANO

Classe de Consumo AL-UAT A2-AT A3-AT A3a-MT A4-MT AS-BT TOTAL

Residencial
Monofésico - - - - - 618.240
Bifasico - - - - - -
Trifasico - - - - 4 18.995
Industrial
Monofésico - - - - - 545
Bifasico - - - - - -
Trifasico - - 3 12 224 2.891
Comercial
Monofésico - - - - - 48.154
Bifasico - - - - - -
Trifasico - - - 1 524 14.562
Rural
Monofésico - - - - - 7.244
Bifasico - - - - - -
Trifasico - - - - 70 2.960
Poder Publico
Monofésico - - - - - 6.292
Bifasico - - - - - -
Trifasico - - - - 231 3.670
lluminacédo Publica - - - - - 760
Servigo Publico
Monofésico - - - - - 665
Bifasico - - - - - -
Trifasico = o 1 - 52 742
Consumo Préprio - - - - 6 137

Total
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CONSUMIDORES ALOCADOS NO MEIO RURAL

Classe de Consumo AL-UAT A2-AT A3-AT A3a-MT A4-MT AS-BT TOTAL

Residencial

Monofasico
Bifasico - - - - - -
Trifasico - - - - - 3.042

Industrial

Monofésico

Bifasico - - - - - -

Trifasico - - - - -

Comercial

Monofésico - - - - -

Bifasico - - - - -

Trifasico - - - - -

Rural

Monofésico - - - - -

Bifasico - - - - -

Trifasico - - - 1 -

Poder Publico
Monofasico - - - - -

Bifasico - - - - -

Trifasico - - - - -
lluminacédo Publica - - a o -
Servigo Publico

Monofasico - - = o -

Bifasico - - - - -

Trifasico - - - - -

Consumo Préprio - - - o -
Total
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Em 21 de agosto de 2009.

Processo n® 48500.004341/2006-63

Assunto: Determinacdo da base de remuneracéo
regulatéria da CEPISA para fins da segunda revisdo
tarifaria periodica.

|. DO OBJETIVO

Apresenta-se neste anexo os valores informados pela Superintendéncia de Fiscalizacdo
Econdmica e Financeira (SFF) para a Base de Remuneragdo definitiva, validada pela SFF, referéncia
Memorando n° 1188/2009-SFF/ANEEL, de 07/08/2009.

Il. DA ANALISE

Considerando a etapa da Proposta Final para o processo de Revisdo Tarifaria Periddica da
Companhia Energética do Piaui - CEPISA, a Base de Remuneracéo definitiva, validada pela SFF apresenta
0s seguintes valores:

a) O valor do Ativo Imobilizado em Servigo — AIS referente as Atividades de Distribuicdo
deduzido dos valores de Serviddes, Terrenos, Bens Administrativos, Veiculos, Moveis e
Utensilios, Bens Totalmente Depreciados e Obrigacbes Especiais (sendo esta no valor
de R$ 180.993.470,21), sobre o qual deve ser calculada a Quota de Depreciacdo, é de
R$ 672.040.188,21;

b) A Base de Remuneracdo Liquida de Distribuicéo definitiva € de R$ 340.651.094,51;
c) A Taxa de Depreciacdo média é de 4,45%;

d) A Quota Anual de Depreciacdo média (Quota de Reintegracdo Regulatoria) é de
R$29.905.788,38;

2. Ressalte-se que compdem 0s valores acima 0s ativos adquiridos pela Concessiondria para
atendimento ao PROGRAMA LUZ PARA TODOS conforme a seguir:

Recursos Valores Brutos (R$) Valores Liquidos (R$)

Recursos Prdprios 6.261.163,46 5.974.211,42

Estado 0,00 0,00
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CDE 136.736.052,35 130.469.375,28

RGR 21.755.560,20 20.758.492,73

Total 164.752.776,01 157.202.079,43
(11 Ativo Imobilizado e Servico (alor Novo de Reposicao) 1.201.473 %96 03
(2) Indice de Aproveitamento Integral 5456 53535 86
(31 Dbrigagies Especiais 1809935 470 11
i4) Bens Totalmente Depreciados 3425983771 90
{5} Base de Remuneracao Bruta= (1)-{2)-(3)-(4) 672.040.188,21
iB) Depreciacdo Acumulada b52. 485 515 BB
(7 AlS Liguido alor de Mercado em Uso) 518985 350 40
(31 Indice de Aproveitarmenta Depreciado 3.551.950 72
9 Yalor da Base de Remuneracao VBR) 515.433.409 R3
(10 Almoxarifado em Operacio 4245175 40
(111 Ativo Diferido a,0a
(12) Terrenos e Serviddes 1965 579 54
(13) Base de Remuneracao Liquida Total = (1)-{6)-{8)-(3) +(10)+{11)+(12) 340651094 51
(14) Base de Remuneracdo Bruta - RGRPLPT 21.755.560 20
(158} Depreciagao Acumulada - RGR/PLPT 99y 67 47
(16) Base de Remuneracao Liquida - RGR/PLPT 20.758.492,73
(17 Taxa de Depreciacin 4 45%

(18 Cuota de Reintegracio Regulatdaria = (171 * (&) 29.905.7838 35
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DADOS GERAIS
COMNCESSIONARIA CEPISA
DATA-BASE DE AVALLA CAD - 12 CICLOD 31/3/ 2005
DATA-BASE DE AVALLA CAD - 22 CICLOD 18/2/2009
DATA DAREVISED 28/8/2009
DATA-BASE DE ATUALIEACED 31/7/2009

RESUMO BASE BLINDADA

. walor Nowo de Reposic 3o e walorde Mercado imdi ce de walor Base de
Descrican walor da depreciagao ; -
(VR &m Uso (WU aprovel taments Remuneragao (VER)
Base Blindada {ative Imobilizado em Servigo Totali-
- . : 845560.23249 517 430459 43 3% .079.74306
Walores avaliados no 12 Cido
- . - - 5 -

?l:socomdas na Base Blindada - valores Avaliados no 1 1455 411 53 P .

id
ffs::ekl?:ndada excluindo baikas ooorridas - Valores avaliado 22071221 10 BE eI 13 26.065.22397
walores da atualizagio da Base Blindada excluindo bai

ores g3 Atusloagso da bas Bl Freus s 175 626.22017 108,300 A 383 66.316.766,33
peo 1EPM
Baze Blindada atualizada 959 688 041 37 587.314.38096 362 383,650, 31
fuota de depreciag o da Base Blindada entre cidos 91 .53 850,05
Baze Blindada 955.658.041 27 GERE49,341,00 2T0B4R, 700, 26 6.269,187,03 264.575.513,22
Ajustes realizados na Base Blindada {2.383503,04} &, 230, 21000 [B.6237130d) 13721538 {7.251.458 57}
Base Blindada ajustada Final 957.304.538 23 B95.079.551,00 262.224,987,22 4,896,933, 56 257.328.053 65

RESUMO BASE INCREMEMNTAL
o walor Nowo de Reposicio s walorde Mercado Indice de walor Base de
wan {WHR] e &m Uso (WG aprovel tamentos Remuneragio (VBR)

Valores apresentados no laudo e ERETTAL 136284424 264 ZE7 .80 51 367 T 2. ZET oG 51
walor dos ajustes realizados (16.82%F. 200 45} {1.254.7 &1,04} (15. 206416, 35) {30,071 94} {15 543.731,45)
Base Incremental &justada Final 261.455.675,56 12.374. 183,80 249,081,452, 16 337.315,10 248,744,177 06
BASE TOTAL AJUSTADS (Ativo Imobilizado em Servigo ) 1.218,760.214,19 707 A53,734,82 511.306.479,37| 5.234,248,66 506.072.230,71
almoxarifado de operagio 4,245,175 40
Ativo diferido 0,00

Obrigaghes Espedais

155,057,829 593

TOTAL BASE DE REMUMERACEAD

351.2559.576,18
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MCVIMEN TACAC E ATUALIZACAC DO LAUDD APRESENTADD P ARA A DATA-BASE DE 31/07/2000

—a I Indice de
Desc valor Walor da d .
rigdo epreciagio . =
.ﬂ.dllu;oe.sEstlmadasmualua-;aodopenodadem._n:-i-'zma P — aqz465s
317052009
Baixas ocorridas no periodo de 01/03/2009 3 31/05/2009 5.34217093 185341650
walor da atualizagio dolaudo ajustado para 31/07,/200% 1173560, 63 {7.222928 55| (526565
= ; oar
Clup‘ta_da depreciacao do perindo de 01/03,/200% a S 26785213
31705, 2008,
MEMORIA DE CALCULO PARSA DETERMINAGAD DO VALOR DA BASE DE REMUNERACAD A SER CONSIDERADO [VALDR LIGLIDO)
—o valor Movo de Reposic 3o Ao wvalorde Mercado indice de Walor Base de
DeesCrigan valor da depreciagio ) =
e {WHR) - &m Uss (W) aproveitameants Remuneragao (VER)
walor Final incluindo mm-imentagﬁa- Data-bass 31707/ 2009 1.23087455454 703 ES018E53 527.33.36600 SATS59z21z2 SZ2148 77359
E“Iusaoda5comscomab?lsfatw'dadesdeadm' 53 eleaz M. 168158255 6.373.02607 1.623.641 40 4.748 334 67
referentes a Emp, de Referdnda
valor Final do .15, com enclusio de ftens da Empresa de 1.203438 845 62 & 2.438 605,63 5 20.951.338 84 355185072 517.399 389 22
Referéncia - data-base: 3170772009 . : : : ' ) . " o o
almovarifado de operagio 4,245 175 A0
ativo diferido 0,00
Obrigades Especiais 120,89 347011
walor final da Base de Remuneragio (valor liguido) 340,651.094,51
DETERMINAGAC D0 VALOR NOVD DE REPOSICAC [WALOR BRUTC] OUTROS DADOS
. Valor Movo de Reposizan e
Desrizio iHR] Descrigao valor
Valor Final com exclusio de itens do Empresa de Referéncia e
fal " £ 1.203.438,945 62 Taxa de Depreciagio =
ral
Valordo indice de Aproveitamento (8 ) 5.456.535 86/ Ouota de Reintegracio Regulatdria 259,505, 788,38)

valor referente os contas contabels gue niio sio depreciodos
(servidBes e rerrenos) (€ )

ohvigacies Especions (D )

1,965,579,54

180,953.470,11

valor nove de reposichio de bens 100% deprecindos [ £ ) 342,583.771,50

valor Brutofinal (& -B- C-D-E ) E72,040,188,21
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ANEXO Il - Nota Técnica ne 292/2009-SRE/ANEEL

Em 21 de agosto de 2009.

Processo n° 48500.004341/2006-63

Assunto: Metodologia e calculo do Fator X da CEPISA.

|. DO OBJETIVO

O objetivo deste Anexo € apresentar a metodologia, os critérios gerais adotados e os calculos
para determinagdo do Fator X da CEPISA referente a segunda revisao tarifaria periddica.

IIl. INTRODUGCAO

2. A regulacdo econdmica necessita de instrumentos que lhe propiciem criar as condigoes
adequadas para o aumento da eficiéncia econdmica e do fornecimento dos servigos a pregos e qualidade
compativeis com as exigéncias do consumidor, garantindo um retorno justo ao investidor. Sob essas
condigdes, o agente regulador deve induzir o agente regulado a buscar acréscimos de eficiéncia, via redugéo
dos custos, dentro de cada periodo regulatério, tal que esses possam ser apropriados pela empresa antes
que sejam transferidos, no todo ou em parte, aos consumidores através da reducao nas tarifas. O horizonte
em que esses ganhos poderédo ser acumulados esta definido contratualmente, sendo que quanto menor o
periodo revisional, menores serdo 0s ganhos esperados e, consequentemente, menores serdo 0s incentivos
a busca de maior eficiéncia.

3. Os mecanismos de compartihamento desses ganhos de eficiéncia estdo previstos nos
contratos de concessdo e resultam do reposicionamento tarifario e da determinagdo do Fator X. Pelo
reposicionamento, parte ou todo o ganho de eficiéncia auferido, no periodo revisério anterior, é transferido
para o consumidor por meio da reducdo das tarifas. Na determinagdo do Fator X, que requer da
concessionaria esforgos adicionais na busca de maior eficiéncia, o compartilhamento ocorre de forma
parcelada, por ocasido dos reajustes tarifarios anuais.

4, Conforme a Resolugdo ANEEL n° 234, de 31 de outubro de 2006, o Fator X € composto das
parcelas Xa e Xe. A parcela Xa reflete a aplicagdo do indice de Prego ao Consumidor Amplo (IPCA), do
Instituto Brasileiro de Geografia e Estatistica — IBGE, sobre a parcela mé&o-de-obra dos custos operacionais
da concessionaria. Ja a parcela Xe reflete a expectativa de ganho de produtividade decorrente da mudanga
na escala do negdcio, por incremento do consumo de energia elétrica na area atendida, tanto por maior
consumo dos consumidores existentes, como pela incorporagdo de novos consumidores, no periodo entre
revisoes tarifarias.
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5. Levando-se em conta que no reposicionamento tarifario esta sendo utilizado o conceito de
Empresa de Referéncia (ER), presume-se que toda a eficiéncia refletida pelo Fator Xe esteja associada aos
ganhos de escala que uma distribuidora de energia elétrica possa obter ao satisfazer uma maior demanda,
com custos iguais ou menores do que aqueles reconhecidos pela ER no momento do reposicionamento
tarifario. Além disso, o Fator Xe contempla também o impacto que os investimentos associados ao aumento
de demanda provocam sobre a base de remuneragéo.

IIl. METODOLOGIA DE CALCULO DO COMPONENTE Xe

6. O calculo do componente Xe € realizado pelo método de Fluxo de Caixa Descontado - FCD,
do tipo forward looking, tem por objetivo valorar as receitas e despesas futuras da concessionéria, dado um
determinado crescimento de mercado. De acordo com esse método, 0 componente Xe € aquele que iguala a
taxa interna de retorno do fluxo de caixa regulatério da concessionaria no periodo tarifario ao custo de capital
regulatério (WACC).

7. As equagbes que explicam como o fluxo de caixa dos ativos afeta a rentabilidade da
concessionaria de distribuigdo no periodo tarifario sao:

iRoi (1-X)" QX RBC, + D, +0&M,

i=1 (1 + rWACC ) i i=1 (1 + rWACC ) !

(1)

onde:

RBCi: remuneragdo bruta de capital no ano i;
Di: Quota de Reintegragdo Regulatéria;

Po: tarifa média em R$/MWh no ano-teste;
Qi:volume total de energia em MWh no ano i.

fwacc - WACC depois de impostos
T: tributos.

8. A férmula (1) apresentada acima é bastante intuitiva, sendo que o lado esquerdo da equagéo
corresponde ao valor presente das receitas esperadas ao longo de todo o periodo tarifario e o lado direito
corresponde ao valor presente dos custos, ou seja, a parcela B.

9. Para se utilizar a metodologia de FCD, através da equacao (6), é necessario estimar, para o
periodo tarifario, as seguintes variaveis: receita; custos operacionais; investimentos; e base de remuneragao.
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IV. DEFINICAO DAS VARIAVEIS DO FCD

10. Para determinar o Fator X, constréi-se um fluxo de caixa com base nas proje¢des de
demanda, investimentos e custos operacionais eficientes, as quais sdo determinadas conforme os
procedimentos descritos a seguir.

IV.1 - Receita

1. A receita tarifaria é determinada a partir do mercado de energia elétrica projetado,
desagregado por classe de consumo, para o periodo tarifario e pela tarifa calculada pela divisdo entre a
Parcela B da classe de consumo, definida na revisao tarifaria periodica, e o respectivo mercado de energia do
Ano-Teste. Nos anos seguintes a esse periodo, tal tarifa sera modificada com a incluséo do componente Xe
com o propdsito de refletir os ganhos de escala estimados.

12. Para a definicho do mercado de energia, sdo utilizadas as proje¢bes informadas pelas
concessionarias e consolidadas ap6s anélises realizadas pela Superintendéncia de Regulagdo Econémica -
SRE/ANEEL, a fim de verificar se guardam coeréncia com os valores histéricos do mercado da
concessionaria e a expectativa futura.

13. A forma de anélise realizada pela ANEEL da proje¢do de mercado informada pela empresa
sera feita, principalmente, por meio da observagédo dos seguintes quesitos:

a) Consisténcia das premissas utilizadas;
b) Consisténcia dos dados de entrada;
c) Consisténcia das proje¢des com os dados histéricos;
d) Consisténcia entre os dados agregados e desagregados;
e) Energia contratada para o ano-teste;
f) Comparagao com proje¢des realizadas a partir de outras metodologias.
14, A ANEEL realiza a comparagdo entre as projecOes enviadas pela empresa e projecoes

préprias, que serdo obtidas a partir da metodologia de “séries de tempo”. Na formulagao destes modelos, as
series sao decompostas de forma estilizada em ciclos, tendéncias, sazonalidades e irregularidades, que se
repetem no tempo, de forma que esses componentes possam ser extrapolados no futuro, ou seja:

Série de consumo energia(MWh) = ciclos + tendéncias + sazonalidades + irregularidades  (4)

15. Na prética, a metodologia consiste na estimagéo de uma equagao estocastica em diferengas
e na posterior utilizagdo desta equagdo na projecéo das observagdes futuras. Na sua forma mais geral, a
equacado estimada expressa a variavel dependente em fungéo de suas proprias defasagens, de valores de
outras variaveis (variaveis explicativas), de fatores ndo observaveis e de um termo de erro aleatorio.

16. O detalhamento da metodologia utilizada pela ANEEL é descrito na Nota Técnica n.°
292/2008-SRE/ANEEL, de 25 de setembro de 2008.
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IV.2 — Custos Operacionais

17. Os custos de operagdo, manutengdo, administracdo e gestdo comercial séo projetados para o
periodo tarifario com base nos custos da Empresa de Referéncia, referenciados a data do reposicionamento
tarifario. Para cada um desses grupos de custo, estima-se o custo futuro relativo as parcelas de pessoal,
material e servigos.

18. Os custos s&o projetados de acordo com a estimativa da quantidade de consumidores, do
mercado (MWh) e do numero de empregados, o qual considera a previséo da quantidade de consumidores e
o indice de produtividade da Empresa de Referéncia.

19. Supde-se entdo que todos os custos de gestdo comercial (COC e COCys) e os custos de
pessoal na operagdo e manutengéo (COOMp) crescem na mesma proporgao que o ndmero de clientes (C).
Além do mais, assume-se que os demais gastos em operagdo e manutengao (COO8Mys) crescem na mesma
propor¢do do mercado de energia (Q), enquanto os demais gastos em administracdo (COA) sdo mantidos
constantes ao longo do periodo tarifario. As equagdes abaixo descrevem essas condigoes.

cooe = 2 cogen 4 St cooem
Qo Co
C Ct C
COS = —L.COf (4)
C0
CO/ =CO}
20. Para estimar a quantidade futura de consumidores de cada concessionaria, é utilizado um

modelo de tendéncia histdrica, baseado em informagéo histérica da quantidade de clientes, discriminados por
classe de consumo, para o periodo mais longo disponivel.

IV.3. Perdas de Receitas Irrecuperaveis

21. E estimada na proporcéo de 0,90% da receita anual da distribuidora de energia.

IV.4. Depreciagéo

22. E a depreciacéo dos ativos fisicos correspondentes as instalagdes de distribuicdo que formam
a base de remuneragdo da concessionaria. A taxa média de depreciagdo & aquela estabelecida pela
Superintendéncia de Fiscalizagdo Econémica e Financeira — SFF/ANEEL, conforme Anexo Il da Nota Técnica
n® 060/2009-SRE/ANEEL, de 11 de fevereiro de 2009.

IV. 5 — Impostos

23. Para o Imposto de Renda e a Contribuigdo Social sobre o Lucro liquido (CSLL), é
considerada a aliquota de 34% (25% e 9%, respectivamente).

IV.6 - Investimentos
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24. Os investimentos em redes elétricas, a serem adotados no fluxo de caixa do componente Xe,
tanto para baixa e média tens@o quanto para alta tensdo, representam o montante de investimento global a
ser considerado regulatoriamente.

25. As projecdes devem incluir os seguintes investimentos:

i. Em expans&o do sistema, para atender o crescimento do mercado devido a incorporagédo
de novos consumidores e ao aumento de carga dos consumidores existentes;

ii. Para melhoria do sistema;

iii. Em renovagao para substituigéo dos ativos totalmente depreciados;

iv. Necessarios a incorporagéo de redes particulares e respectiva reforma dessas redes;

v. Em combate as perdas técnicas e néo técnicas de energia.

26. Os investimentos necessarios séo exclusivamente aqueles em instalagdes de distribuicéo, ja
que os investimentos relacionados a gestdo comercial, administragéo, e outros, como veiculos, software, etc.,
sao reconhecidos nos custos da “Empresa de Referéncia”. Além disso, ndo deverdo ser considerados os
investimentos previstos no Programa Luz Para Todos, uma vez que esses investimentos possuem tratamento
especifico nos reajustes tarifarios, conforme definido na Resolugdo Normativa n.° 294/2007, de 11 de
dezembro de 2007.

27. Os investimentos em redes elétricas, adotados no fluxo de caixa do componente Xe, para
baixa, média e alta tensdo, representam o montante de investimento global a ser considerado e deverao ser
aqueles propostos pela concessionaria, devendo ser distribuido uniformemente no fluxo de caixa.

28. A avaliagdo da projecao dos investimentos sera feita a posteriori, conforme o mecanismo
definido na Resolugdo Normativa n.° 234/2006. No momento da reviséo tarifaria, a ANEEL deverad apenas
avaliar o montante global sob o ponto de vista do impacto tarifario, sendo que as projecdes de investimentos
consideradas néao poderao resultar em um valor de Fator X negativo.

29. Caso os investimentos propostos resultem em Fator X negativo, os investimentos globais
deverao ser ajustados de forma a considerar um Fator X igual a zero.

30. Na préxima revisdo tarifaria da empresa, deverdo ser levantados os investimentos
efetivamente realizados pela distribuidora. Serdo considerados os investimentos realizados com base nos
registros contabeis, deflacionados pelo IGPM, més a més, para a data-base da revis&o tarifaria anterior. Para
tanto, serdo consideradas as informagdes contabeis das obras energizadas, encerradas e unitizadas até o
ultimo més contabil fechado com o respectivo Balancete Mensal Padronizado - BMP, conforme planilha
modelo a ser disponibilizada pela ANEEL. Ressalta-se que deverdo ser expurgados os investimentos
referentes ao Programa Luz Para Todos, dado que 0s mesmos ndo compdem as projegdes de investimentos.

31. Sera feito entdo o recalculo do Fator X, mantendo todos os parametros constantes,
substituindo-se apenas os valores de investimento. O montante global de investimentos realizados, trazidos a
data da revisdo anterior (2° ciclo) seré distribuido uniformemente no fluxo de caixa.

32. O recélculo do Fator X, de acordo com as condigdes anteriores, resultara em um diferencial
de X (AX):

AX =X,-X, (5
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onde:
Xo: X definido na revisao anterior (2° ciclo);
X1 X recalculado.

33. Uma vez calculado o AX, o mesmo devera ser aplicado como redutor da Parcela B, calculada
na préxima revisdo, aplicando-se o multiplicador de acordo com o periodo tarifario da empresa, conforme
abaixo:

VPB'=VPB*(l-m*AX) (6)

n

Z [(1+ fwacc )n_i ’ i]

m = 1= (7)
n

onde:

VPB: total da parcela B calculada no 3° ciclo;

VPB': valor final da parcela B no 3° ciclo;

m: multiplicador;

n: nimero de anos do periodo tarifario da concessionaria (3, 4 ou 5 anos);
rwacc € 0 custo médio ponderado de capital.

34. Para o calculo do multiplicador m, considera-se o custo médio ponderado de capital (rwacc) de
9,95% a.a. em termos reais (Nota Técnica n.° 068/2007-SRE/ANEEL, de 21de margo de 2007), resultando
nos seguintes valores: m = 1,13; para n= 3 anos; m = 1,76; para n= 4 anos; e m = 2,43; para n= 5 anos.

IV.7 — Capital de Giro

35. Para o capital de giro, adota-se como critério regulatorio um valor igual aos 5% do montante
da Parcela B sem impostos.

IV.8 — Base de Remuneracédo Regulatoria

36. A base de remuneragdo regulatéria considerada é o valor dos ativos fisicos da
concessionaria, livre de depreciagdo, descontados todos os ativos que estdo incluidos nos custos
operacionais da ER, mais o capital de giro estimado. O valor residual € estimado somando ao valor dos ativos
no inicio, os investimentos liquidos de depreciagdes adicionando, além disso, o capital de giro estimado do
ano.

IV.9 — Custo de Capital (WACC)!

37. O custo do capital considerado foi de 9,95%, definido pela ANEEL, e que € valido para todo o
segmento de distribuicdo de energia elétrica no Brasil.

1 Sobre a metodologia e os calculos relativos ao custo de capital, ver a Nota Técnica n° 68/2006-SRE/ANEEL, de 21 de margo de
2007 e a Resolugdo Normativa n° 259, de 27 de margo de 2006, disponibilizadas no site da ANEEL.
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V. CALCULO DO FATOR X

38. Com base nos valores obtidos para as variaveis do calculo do componente Xe, apresenta-se
o Fluxo de Caixa da concessionaria. Para que a rentabilidade estabelecida regulatoriamente seja alcancada,
a receita da distribuidora sera ajustada, mediante a subtragdo do componente Xe para 0s anos em que serdo
realizados os reajustes tarifarios anuais.

39. Diante das analises apresentadas, o componente Xe da CEPISA referente a segunda reviséo
tarifaria periodica é de 0,00%. O Fluxo de Caixa ajustado pelo Fator X é apresentado na tabela seguinte.

I. FLUXO DE RECEITAS

Residencial 125,68 12558 125,58 125,58
[ndustrial 125,68 12553 125,53 125,58
Comarcial 125,68 125523 125,53 125,58

Fowal 125,68 125428 125,58 125,48
D eruais 125,58 125,523 125,53 125,58

Fasidencial Bl6316 857,730 Q00,022 S, 235
[nchustrial 283,729 259,200 272320 286475
Comarcial 397531 418508 LM 451233

Fowal 142 4,387 98226 102,560
D etuais 537.7a0 56513 B95.887 @27 .627
Total 2096946 2195338 2307501 2AZ5829

Fesidencial 102596189 107,201,108 1131165056 118673222
[ndustrial 3188143 32.57a757 3422507 H F&004,659
Corercial 49931,673 B2.59885a BEA31493 S8433.80

Bowal 11495361 11,862,759 12345279 12,889,932
D ewais a7.5 a7 T LAOT4.727 748922046 TRE31.552
Tatal da Receita 2p3548213 275.914.288 290,011,193 304882914

II.CUSTOS OPERACIONAIS

Numero de Inidades Consmmidoras HATa3 adpaa #1732 914,025 9368746
CUSTOS OPERACIONAIS Ame 1 Ane 2 [ E Anp 3
Pessoal 42,34 3902 43402459 14487562 45,539,751
Custos de O
tetos Mareriale Serviges | 23.298581 31381316 35626597 2654 LI
- I Peszoal 24.75 1033 53@EN 26004054 26,854,156
Custos de Gastio Comercial : -
1stas de trestas Lontare Haterial & Servigs 19468416 19955.126 20454005 20,965,355
futstos de Aduinist msda Peszoal 46,67 1,279 46671279 45,67 1279 45.67 1279
- = Haterial & Sarvigos 211465 2114653 21146524 2146524
TOTAL 176.669.734 179.926.553 183390419 186.978.208

L INVESTIMENTOS

Total Considerado &6.55a127 5,556,127 65556127 &5.556127 262.224.509

| Total Projetado [ 291.924.129 |
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IV.FLUXO DE DESPESAS

BASE DEREMUNERACAQ Ano 1 Anp 2 Ano 3 Ano 4
1.Capital de Giro 13177411 13177411 13795714 14,500,560 15.244.146
2.AISBruto de Distribuicio 1.174.261 870 1.239817.997 1.305.374.124 1.370930.252 1436486379
3.Bens Totalmente Depreciados 3429835772 32,985.772 342983772 32,983,772 342983772

4.Depreciaciao Acumulada

(679.586.953)

(716578:828)

(756.487.951)

(799.314.322)

(345.057.940)

4.1.Depreciagde no ang

(36.991375)

(39.909,123)

(42.826,371)

[45.743.618)

5.5aldo Bruto das Obrigagdes Especiais

(180.993 470)

(180.993.470)

(180,993 470)

(180.993.470)

(180.993 470)

5.1, Amertizagde no ans 8.054.209 8,054,209 3,054,209 3.054.209
5.2, Amertizagde acumulada a.054.209 16108419 24,162,628 32216858
5.3, Saldo liquido das clrigaghes especiais (180993470 (172939261 (164,885.051) (156.830.842) [148.776.632)
6.Terrenos e Serviddes L965,930 1965980 1965980 1,965,980 1965980
7.Almoxarifadoe e Ativo Diferido 4,245,175 4.245.175 4,245,175 4,245,175 4.245.175
8.Base de Remuneragio Liquida 333.070012 369588474 404.007 991 435.496.802 464.107.106
9.A15Bruto de Distribui¢ao - RGR/PLPT 21.75355060 21.755.560 21.75355060 21.755.560 21.735560
9.1, Depreciagio acumulada {997.067) (1.965.190] (2.935312) (3.901.435) (4.869.557)
9.2, Depreciagie no ano [968.122) (968.122) (968.122) (968.122)
10.Base de Remuneracao Liguida - RGR/PLPT 20.758493 19.790.370 18.822248 17.854.125 16.886.003
11.Base de Remuneragdo Liguida Total 333.8283505 389478.844 422.830239 453.350.928 480.993.109
FLUX0D DE DESPESAS Ano 1 Ano 2 Ano3 Ano 4
1. Custos Qperacionais 176,669,734 179,926,553 183390419 186,978,208
2.Receitas [rrecuperaveis 7351487 7,696,430 8.089.653 3,504,489
3. Queta de Reintegracie Regulatdria 29905788 52,823.056 35.740.284 38.657.551
4. Remuneragie Bruta dz Capital 50212828 55,753,338 60,907,265 65,654,442
5. Remumeragie de Capital - RGR/PLPT 1394971 1,529,913 1.264.855 1,199,797
Total da Parcela B 265.534.808 277.509270 289.392.476 300.994 467
VPL do Fluxo de Receita 894,759,290
VPL do Fluxe de Despesa 894,739,290
Diferenga 0,00
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APENDICE

A sequir, os resultados dos modelos usados para proje¢do do mercado da empresa, todos rodados no programa EViews 6.0, &
exce¢do do mercado industrial, para o qual se usou 0 modelo estrutural via programa STAMP 4.0.

1) Residencial

Dependent Variable: D(RES)

Method: Least Squares

Date: 05/06/09 Time: 10:02

Sample (adjusted): 2003M01 2009M02
Included observations: 74 after adjustments
Convergence achieved after 52 iterations
MA Backcast: 2001M12 2002M12

Variable Coefficient Std. Error t-Statistic Prob.
AR(12) 1.034203 0.032793 31.53726 0.0000
MA(1) -0.655792 0.098706 -6.643864 0.0000
SMA(12) -0.871842 0.030247 -28.82424 0.0000
R-squared 0.723514 Mean dependent var 136.8057
Adjusted R-squared 0.715726  S.D. dependent var 3016.166
S.E. of regression 1608.140 Akaike info criterion 17.64324
Sum squared resid 1.84E+08 Schwarz criterion 17.73665
Log likelihood -649.7999 Hannan-Quinn criter. 17.68050
Durbin-Watson stat 2.010029
2) Industrial
Equation 1.

ind = Trend + Trigo seasonal + Expl vars + Interv + Irregular

Estimation report
Model with 4 parameters ( 2 restrictions).
Parameter estimation sample is 1992. 5 - 2009. 5. (T = 205).
Log-likelihood kernel is -6.225685.
Very strong convergence in 9 iterations.
(likelihood cvg 3.393966e-013
gradient cvg 4.178879¢-008
parameter cvg 5.018732e-006 )

Eq 1: Estimated variances of disturbances.
Component ind (g-ratio)

Irr 3.4875e+005 ( 1.0000)
Lvl 13335. (0.0382)
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Slp 49.393 (0.0001)
Sea 0.00000 ( 0.0000)

Eq 1: Estimated standard deviations of disturbances.

Component ind (g-ratio)
Irr 590.55 ( 1.0000)
Lvl 115.48 ( 0.1955)
Slp 7.0280 (0.0119)
Sea 0.00000 ( 0.0000)

Eq 1: Transformed parameters.

Parameter ~ Value Score Approx s.e.

sd._Ir  ‘'conc'

s.d._Lvl -1.63197359  -0.00000004  0.09789507
s.d._Slp -443115255  -0.00000004  0.12658096
s.d._Sea ‘'zero'

Eq 1: Estimated coefficients of final state vector.

Variable  Coefficient R.m.s.e.  t-value

Lvl 15067.  2845.0 5.296 [0.0000]

Slp 76.997  35.741 2.1543 [0.0325]

Sea_1 -260.58  97.250  -2.6795 [0.0080]
Sea_2 369.14  86.877 4.249 [0.0000]
Sea_4 161.61 74307  2.1749 [0.0309]
Sea_5 171.89  63.893  2.6903 [0.0078]
Sea_7 106.81 60.528  1.7647 [0.0792]
Sea_9 -140.01 69.742  -2.0075 [0.0461]

Eq 1: Estimated coefficients of explanatory variables.

Variable  Coefficient R.m.s.e.  t-value

ind_1 0.15293  0.057599  2.6551 [0.0086]
ind_2 0.15683 0.064483  2.4322 [0.0159]
ind_4 -0.19663  0.065388  -3.0072 [0.0030]
ind_6 -0.12528  0.065295  -1.9187 [0.0565]

pibpi_8 0.0066240 0.0027684  2.3928 [0.0177]
pibpi_ 9  -0.0069638 0.0027909  -2.4952 [0.0134]
pibpi_4 0.0075198 0.0020719  3.6293 [0.0004]
Irr1994.8 33029  658.62  5.0148 [0.0000]
Irr 2003. 1 2463.0  655.22  3.7591 [0.0002]
Irr2004.9  1554.8  654.62  2.3752 [0.0185]
Irr2007.3  -1723.1 646.95 -2.6634 [0.0084]
Irr2009.4  -45325  684.75  -6.6192 [0.0000]

3) Comercial

Dependent Variable: COMER
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Method: Least Squares

Date: 05/08/09 Time: 12:17

Sample (adjusted): 1992M09 2009M02

Included observations: 198 after adjustments

Convergence achieved after 27 iterations

White Heteroskedasticity-Consistent Standard Errors & Covariance
MA Backcast: 1991M08 1992M08

Variable Coefficient Std. Error t-Statistic Prob.
DUMO0402 -2267.035 810.9056 -2.795683 0.0057
DUMO0404 2124112 398.8923 5.325027 0.0000
DUMO607 4245428 1162.813 3.650998 0.0003
DUMO605 -1969.644 596.7242 -3.300762 0.0012
DUM9405 -1784.985 726.5566 -2.456774 0.0149

AR(1) 0.956548 0.024824 38.53386 0.0000

SAR(12) 1.054547 0.008197 128.6540 0.0000

MA(1) -0.454462 0.126648 -3.588379 0.0004
SMA(12) -0.914647 0.021050 -43.45040 0.0000
R-squared 0.974059 Mean dependent var 20727.75
Adjusted R-squared 0.972961 S.D. dependent var 6328.998
S.E. of regression 1040.703  Akaike info criterion 16.77757
Sum squared resid 2.05E+08 Schwarz criterion 16.92704
Log likelihood -1651.979  Hannan-Quinn criter. 16.83807
Durbin-Watson stat 2.159415

4) Rural

Dependent Variable: D(RURAL)

Method: Least Squares

Date: 05/18/09 Time: 14:46

Sample (adjusted): 1992M09 2009M02
Included observations: 198 after adjustments
Convergence achieved after 39 iterations
MA Backcast: 1991M09 1992M08

Variable Coefficient Std. Error t-Statistic Prob.
@SEAS(3) 992.5210 74.59169 13.30605 0.0000
@SEAS(4) 1102.989 65.67827 16.79383 0.0000
@SEAS(5) 1558.837 65.39412 23.83758 0.0000
@SEAS(6) 1802.566 66.86023 26.96021 0.0000
@SEAS(7) 2201.445 78.27164 28.12571 0.0000
@SEAS(8) 2416.881 67.04901 36.04648 0.0000
@SEAS(9) 2689.484 72.77830 36.95447 0.0000
@SEAS(10) 1535.407 73.12864 20.99597 0.0000
@SEAS(11) 1451.571 78.17627 18.56792 0.0000

C -1276.914 36.08757 -35.38375 0.0000
DUMO0110 -2230.316 415.4722 -5.368148 0.0000
DUMO0111 2909.472 413.1698 7.041832 0.0000
DUMO0201 -2029.113 369.9567 -5.484731 0.0000
DUM9311 -1034.165 476.1455 -2.171953 0.0312
DUM9411 1984.647 428.0380 4.636614 0.0000
DUMO0107 -1052.676 413.8643 -2.543529 0.0118

DUM0212 1303.815 359.3398 3.628362 0.0004
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DUMO0601 -705.6561 363.1862 -1.942960 0.0536
DUMO0703 -1937.627 408.3801 -4.744666 0.0000
DUM9909 1296.802 404.8322 3.203308 0.0016

AR(12) 0.620883 0.067935 9.139428 0.0000

MA(12) -0.914036 0.034046 -26.84691 0.0000
R-squared 0.885327 Mean dependent var 7.600202
Adjusted R-squared 0.871644 S.D. dependent var 1016.442
S.E. of regression 364.1585  Akaike info criterion 14.73749
Sum squared resid 23339606 Schwarz criterion 15.10286
Log likelihood -1437.012  Hannan-Quinn criter. 14.88538
F-statistic 64.70454  Durbin-Watson stat 2.139928

Prob(F-statistic) 0.000000
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ANEXO IV

Nota Técnica n® 292/2009-SRE/ANEEL
Brasilia, 21 de agosto de 2009

Nota Técnica 052/2009- SRD/ANEEL
APURACAO DAS PERDAS DE
ENERGIA DA CEPISA

* A Nota Técnica é um documento emitido pelas Unidades Organizacionais e destina-se a subsidiar as decisdes da Agéncia.
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Em 19 de maio de 2009.

Processo n°: 48554.000383/2008-00

Assunto: Determinagdo do montante de perdas na
distribuicho da Companhia Energética do Piaui -
CEPISA.

|. DO OBJETIVO

Apresentar a avaliagdo das perdas na distribuicdo da CEPISA, no periodo base de janeiro a
dezembro de 2008, para subsidiar a SRE no processo de revisdo tarifaria da distribuidora.

Il. DOS FATOS

2. Em 15 de dezembro de 2008, com o objetivo de obter informagdes para o célculo das perdas
na distribuicdo da CEPISA, foi enviado a concessionaria o Oficio n.° 406/2008-SRE/ANEEL, com as
instrucOes para preenchimento das tabelas que sdo utilizadas na metodologia. Os dados foram solicitados
para o0 periodo de dezembro de 2007 a novembro de 2008.

3. Em 08 de janeiro de 2009, a CEPISA solicitou, através da correspondéncia CT/DR -
001/2009, que a apuragdo dos dados para o célculo das perdas seja correspondente ao ano civil de 2008. A
SRD acatou a solicitacao da distribuidora através do Oficio n.° 0009/2009-SRD/ANEEL, encaminhado em 13
de janeiro de 2009.

4, Em 27 de janeiro de 2009, a CEPISA, através da correspondéncia CTDR — 004/2009, enviou
os dados solicitados no Oficio n.° 406/2008-SRE/ANEEL, com vista a realizacdo do célculo de perdas na
distribuicio da concessionaria.

5. Apbs a andlise dos dados enviados pela CEPISA, a SRD através do Oficio n® 0040/2009-

SRD/ANEEL, de 10 de fevereiro de 2009, solicitou a distribuidora esclarecimentos adicionais quanto as
informagdes prestadas.

* A Nota Técnica é um documento emitido pelas Unidades Organizacionais e destina-se a subsidiar as decises da Agéncia.
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6. Em resposta ao Oficio n® 0040/2009-SRD/ANEEL, a CEPISA, através da correspondéncia
CT/DR-015/2009, recebida 19 de fevereiro de 2009, esclareceu parte dos questionamentos da SRD e
comprometeu-se a enviar as informagdes pendentes até 25 de fevereiro de 2009.

7. No dia 26 de fevereiro de 2009, foi encaminhada a correspondéncia CT/DR-014/2009 pela
CEPISA, com as informagdes pendentes.

8. Apoés verificar que persistiam inconsisténcias nos novos dados informados pela
concessionaria, foi enviado em 03 de marco de 2009 o Oficio n® 0065/2009-SRD/ANEEL, solicitando
esclarecimentos adicionais quanto as informagdes prestadas.

9. Em 11 de marco de 2009, foi encaminhada a correspondéncia CT/DR-020/2009 pela CEPISA
com respostas aos Ultimos questionamentos realizados pela SRD.

10. No dia 23 de margo de 2009, foi encaminhado atraves do Oficio n° 0082/2009-SRD/ANEEL
para a CEPISA o banco de dados utilizado para o célculo das perdas na distribuicdo da concessionaria.

11. Em 22 de abril de 2009, a CEPISA enviou através da correspondéncia CT/DR-031/2009
manifestagéo formal a proposta preliminar da sua Revisdo Tarifaria Periodica.

IIl. DA ANALISE

[1l.I. Dos procedimentos de calculo

12. O procedimento e metodologia para a apuracdo das perdas dos sistemas de distribuicdo e
para a obtencdo dos dados necessarios para ao célculo estdo regulamentados no Modulo 7 dos

Procedimentos de Distribuicdo de Energia Elétrica - PRODIST.

13. A seguir, trata-se do calculo propriamente dito, iniciando os comentérios sobre as hipbteses
basicas adotadas na constru¢do do modelo, assim como as premissas de calculo.

14. O modelo onde os dados serdo inseridos considera trés estagios de desagrega¢do para o
sistema em analise, a saber:

1) O primeiro estagio discrimina o sistema nos segmentos rede e transformacéo;

2) Cada um dos segmentos de rede € por sua vez dividido segundo os niveis de tensdo dos grupos
Al, A2, A3, A3a, Ad e B;

3) A transformacdo é dividida em grupos que sdo associados conforme a relacdo de transformagédo
(AT/MT e MT/B).

* A Nota Técnica é um documento emitido pelas Unidades Organizacionais e destina-se a subsidiar as decises da Agéncia.
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15. Os célculos foram realizados com base nas informacOes prestadas pela distribuidora para o
periodo base de janeiro a dezembro de 2008.

a) Redes A2 e A3

e As perdas técnicas nas redes de distribuicdo nos niveis de tensdo correspondente aos
subgrupos A2 e A3 foram avaliadas a partir dos valores declarados pela distribuidora.

b) Redes A3a, Ad e BT
e Atemperatura de operagdo dos condutores elétricos adotada nos célculos foi de 55°C;

e As redes de distribuicdo em média tensdo (A3a e A4) foram adequadas a um modelo
baseado no algoritmo “arvore cronoldgica de comprimento minimo”, cuja tipologia é
considerada dentro de uma éarea limitada a um setor circular. Para a modelagem da
distribuicdo espacial da carga foi considerado um fator de densidade de carga o em relacéo a
distancia da subestagéo r, de acordo com a expressao d = do.r °. O fator de densidade o foi
avaliado, rede a rede, a partir da distancia equivalente de carga e do comprimento total da
rede;

e A avaliagdo das perdas nas redes em média tenséo ndo incorporou o efeito de desequilibrio
de correntes nas fases. Para a avaliagdo das perdas nas redes em baixa tensdo foi
considerado o efeito de desequilibrio de correntes de fase, assimetria topologica da rede,
coincidéncia na ponta e distribuicio assimétrica das cargas com relagdo ao transformador;

e As redes de distribuicdo em baixa tensdo que atendem as unidades consumidoras do grupo
B foram agrupadas em tipologias, conforme dados fornecidos pela distribuidora. Para as
redes trifasicas, a avaliacdo das perdas considerou uma distribuicdo uniforme de carga ao
longo dos condutores e modelo de carga de corrente constante com relacdo a tenséo.

c) Transformadores

e As perdas nos transformadores foram calculadas a partir dos valores estabelecidos de perdas
em vazio e perdas no cobre. As perdas totais de poténcia foram calculadas a partir do valor
declarado do fator de utilizacéo;

e Para o fator de utilizacdo dos transformadores de distribuicao foi adotado o valor limite de 180
%.

* A Nota Técnica é um documento emitido pelas Unidades Organizacionais e destina-se a subsidiar as decises da Agéncia.
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d) Ramais e Medidores

e Foilevada em consideracdo a diversidade da poténcia maxima de cada unidade consumidora
com relacao ao valor de ponta a montante dos ramais de liga¢éo;

e Foi adotada uma perda por bobina de tensdo dos equipamentos de medi¢do das unidades
consumidoras do grupo B de 1,2 W e 0,7 W para 0s equipamentos eletromecanicos e
eletrdnicos respectivamente.

e) Fatores de Carga e de Perdas — Balango Energético

e Nos diversos segmentos de distribuicdo foi verificada a consisténcia entre o balanco da
energia passante fornecido e o obtido com os dados especificos para avaliacdo de perdas
(carregamento e fator de carga) ajustando as perdas para garantir a consisténcia dos dados;

e Esta opcdo baseou-se na necessidade de adequar os fluxos de energia entre os diversos
segmentos do sistema de distribuicdo de modo a observar o balanco de energia. Os fatores
resultantes foram aplicados as redes/transformadores, para cada segmento ou grupo.

1.1l - Da manifestacdo da concessionéria

16. A manifestacdo da concessiondria quanto a proposta preliminar da sua Revisdo Tarifaria
Periodica foi realizada através da correspondéncia CT/DR N° 031/2009.

17. Nos itens 4.1 e 4.2 da referida manifestacdo, a CEPISA afirma que a qualidade dos dados
solicitados pela SRD para o calculo de perdas passa pelo entendimento e aprendizado, por parte dos técnicos
das empresas, da metodologia utilizada pela ANEEL. Também afirma que uma melhor compreensao desta
metodologia é resultado da interpretacdo dos célculos realizados pelos especialistas da agéncia, bem como
da interacdo dos técnicos das empresas com estes. Razdo pela qual, somente na manifestacdo formal da
concessiondria foi possivel retificar os dados informados nas treze tabelas utilizadas para o célculo das
perdas na distribuicdo. No item 4.3 da manifestacdo, a CEPISA questiona a metodologia adotada pela ANEEL
quanto ao célculo das perdas nos ramais de ligacdo e da temperatura considerada de 55° C para aplicacéo
da resisténcia 6hmica dos cabos.

18. Quanto ao tempo para entendimento e aprendizado da metodologia adotada pela ANEEL,
salienta-se que a metodologia encontra-se na Nota Técnica n® 0035/2007-SRD/ANEEL e no Mddulo 7 do
PRODIST, ambos disponibilizados no endereco eletrdnico da ANEEL.

19. Em relagdo aos questionamentos a metodologia adotada para o calculo de perdas,
ressaltamos que a mesma foi discutida na Audiéncia Publica n°® 014/2008. Dessa forma, no processo da
Revisdo Tarifaria Periodica ndo cabem questionamentos metodoldgicos, mas tdo somente a aplicacdo das
metodologias definidas anteriormente

* A Nota Técnica é um documento emitido pelas Unidades Organizacionais e destina-se a subsidiar as decises da Agéncia.
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20. Quanto ao conjunto de treze tabelas reencaminhados, a distribuidora afirma que foi possivel
trabalhar no sentido de melhorar a confiabilidade das informagdes anteriormente enviadas. A qualidade na
apuracdo das perdas na distribuicdo é funcdo dos dados informados pela concessionaria. Quanto mais
fidedignos forem os dados levantados pela distribuidora, melhor seré o resultado das perdas obtido utilizando
a metodologia adotada pela ANEEL. Em razdo do exposto, 0os dados enviados na manifestagdo da CEPISA
para o célculo das perdas na distribuicdo foram considerados e os resultados sdo apresentados nesta nota
técnica.

[ILIIl. — Demais considerac¢des adotadas

21. No Oficio n® 0065/2009-SRD/ANEEL foi solicitado que a informacdo da energia sem rede
associada informada pela distribuidora fosse retificada. Porém, apenas o nivel de tensdo foi retificado,
alterando-se a referida energia do nivel A4 para o nivel BT. Uma vez que 0s montantes de energia
informados apresentavam inconsisténcias, o valor de energia sem rede associada foi corrigido para valores
compativeis com os dados da rede informados pela concessionaria, considerando a poténcia instalada nos
alimentadores de baixa de tensédo da distribuidora e a poténcia total dos transformadores MT/BT informados.

22. Quanto as unidades consumidoras informadas do grupo B, foi verificado que 10,88% das
unidades ndo possuem medidores, 0 que representa um universo de 92.973 consumidores. Destes
consumidores, 5.888 sdo atendidos com tensdo trifasica.

23. Alguns dados de alimentadores MT da CEPISA apresentaram inconsisténcias em seus
valores de demanda maxima, sendo verificada uma poténcia instalada inferior a demanda méxima informada.
Nestes casos, foram considerados os valores da poténcia instalada como demanda maxima.

24, Dos alimentadores MT informados, 26,37% apresentam a relacdo da distancia de carga
equivalente pelo raio de a¢do entre 0,87 e 1, significando que estas redes possuem o centro de carga distante
das subestagdes. As distribuidoras do Nordeste apresentam uma média de 10,89% de seus alimentadores
com esta caracteristica.

25. Ainda sobre os alimentadores MT informados, foram constatados ramais monofésicos que
possuem condutor com cabo do tipo a¢o zincado. A pratica de uso deste tipo de condutor, do ponto de vista
de perdas técnicas, ndo € eficiente e ja foi abolida pela maioria das distribuidoras do Brasil.

26. Diante das inconsisténcias verificadas nos alimentadores MT, foram consideradas as perdas
informadas pela distribuidora nos alimentadores que apresentaram as perdas calculadas, utilizando o modelo
da ANEEL, acima de 15% da energia passante.

[.IV. — Do Resumo dos Dados da Distribuidora

* A Nota Técnica é um documento emitido pelas Unidades Organizacionais e destina-se a subsidiar as decises da Agéncia.
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27. A seguir sdo apresentados, resumidamente, alguns dados da distribuidora e indicadores
obtidos através destes. Estes parametros mostram em linhas gerais caracteristicas das redes de distribuicao
da CEPISA e podem ajudar a compreender alguns aspectos inerentes ao comportamento da perda técnica da
distribuidora. Deve-se ressaltar que alguns dados apresentados podem diferir dos encontrados em outras
bases de dados utilizadas na revisao tarifaria da CEPISA, em razdo de existirem redes e equipamentos de
terceiros, desde que a perda nao seja faturada.

Resumo do Calculo de Perda Técnica Regulatoria - CPTR

Distribuidora
Identificacdo: CEPISA

Unidades Consumidoras
Numero de Unidades Consumidoras do Grupo B: 854.214

Transformadores
NUmero de Transformadores: 29.738
Poténcia Instalada Total em Transformadores (MVA): 2.101,712
Poténcia Utilizada Total Média em Transformadores (MVA): 1.303,094

Reguladores
NUmero de Reguladores: 123
Poténcia Instalada Total em Reguladores (MVA): 28,314
Poténcia Utilizada Total Média em Reguladores (MVA): 14,525

Redes de Média Tenséo
Segmento do Circuito Redes de Média Tensdo: A3a
Numero de Redes de Média Tens&o: 19
Poténcia Maxima Total Nao Coincidente das Redes de Média Tensao (MVA): 13,717
Numero de Transformadores Total das Redes de Média Tens&o: 3.111
Comprimento Médio Equivalente do Tronco das Redes de Média Tenséo (KM): 72,425
Comprimento Médio Equivalente do Ramal das Redes de Média Tensao (KM): 91,581
Resisténcia Média Equivalente do Tronco das Redes de Média Tensdo (Ohms/km): 0,828
Resisténcia Média Equivalente do Ramal das Redes de Média Tens&o (Ohms/km): 1,679
Comprimento Total Médio das Redes de Média Tensao (KM): 3.116,113

Segmento do Circuito Redes de Média Tensdo: A4

Namero de Redes de Média Tensdo: 163

Poténcia Maxima Total N&o Coincidente das Redes de Média Tenséo (MVA): 458,504
Numero de Transformadores Total das Redes de Média Tens&o: 26.388

Comprimento Médio Equivalente do Tronco das Redes de Média Tenséo (KM): 47,860

* A Nota Técnica é um documento emitido pelas Unidades Organizacionais e destina-se a subsidiar as decises da Agéncia.
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Comprimento Médio Equivalente do Ramal das Redes de Média Tens&o (KM): 73,285
Resisténcia Média Equivalente do Tronco das Redes de Média Tensdo (Ohms/km): 0,899
Resisténcia Média Equivalente do Ramal das Redes de Média Tensdo (Ohms/km): 2,378
Comprimento Total Médio das Redes de Média Tensédo (KM): 19.746,722

Redes de Baixa Tenséo
Numero de Redes de Baixa Tenséo: 17.535
Poténcia Instalada Total das Redes de Baixa Tensao (MVA): 638,544
Poténcia Maxima Utilizada Nao Coincidente das Redes de Baixa Tensdo (MVA): 357,771
Comprimento Médio do Tronco das Redes de Baixa Tensdo (KM): 0,397
Comprimento Médio do Ramal das Redes de Baixa Tensao (KM): 0,697
Resisténcia Média do Tronco das Redes de Baixa Tensdo (Ohms/KM): 0,979
Resisténcia Média do Ramal das Redes de Baixa Tens&o (Ohms/KM): 1,551
Resisténcia Média das Redes de Baixa Tens&o (Ohms/KM): 1,376
Comprimento Total Médio das Redes de Baixa Tensao (KM): 19.188,150

Anélise dos Dados e Indicadores

Unidades Consumidoras
Numero Médio de Unidades Consumidoras por Rede de Baixa Tensdo (consumidores/circuito): 48,715

Transformadores
Poténcia Instalada Média em Transformadores por Unidade Consumidora (KVA/consumidor): 2,460

Redes de Baixa Tenséo
Poténcia Instalada Média por Rede de Baixa Tensdo (KVA/circuito): 36,415
Poténcia Instalada Média das Redes de Baixa Tensdo por Unidade Consumidora (KVA/consumidor): 0,748
Comprimento Médio das Redes de Baixa Tensdo (KM/circuito): 1,094

Tabela 1 - Resumo dos Dados CEPISA para o periodo base de janeiro a dezembro de 2008.
lll. V. — Dos resultados
28. Apresentamos a seguir as Tabelas 2, 3 e 4 e as Figuras 1 e 2 com os dados das perdas na

rede de distribuicdo da CEPISA para o periodo base de janeiro a dezembro de 2008. Ademais, na Figura 3
encontra-se o Diagrama da Rede de Distribuicdo da CEPISA, ilustrando os valores de perda calculados.

Montantes | Sobre Energia
(MWh/ano) | Injetada (%)

Energia Total Injetada | 3.039.282,00 100,0000

Descricdo

* A Nota Técnica é um documento emitido pelas Unidades Organizacionais e destina-se a subsidiar as decises da Agéncia.
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Energia Total Fornecida | 1.944.169,09 63,9680
Perdas na Distribuicdo |1.095.11291 36,0320
Perdas Técnicas 400.073,95 13,1634
Perdas Nao-Técnicas 695.038,96 22,8685

Tabela 2 - Montantes de perdas da CEPISA para o periodo base de janeiro a dezembro de 2008.

Perdas
Energia Sobre Energia| Composicao do
Circulante Montante | no Segmento indice global
MWh/ano MWh/ano % %

Rede A2 283.041,00 12.106,91 42774 0,3983
Rede A3 2.672.466,72 114.764,31 4,2943 3,7760
Rede A3a 145.041,42 2.840,42 1,9583 0,0935
Rede A4 2.677.487,10 129.940,77 4,8531 4,2754
Rede B 1.457.046,42 62.596,35 4,2961 2,0596
Ramais 1.296.206,03 2.099,39 0,1620 0,0691
Medidores 1.296.206,03 941111 0,7261 0,3096
Trafos A2/A3 270.934,09 953,37 0,3519 0,0314
Trafos A3/A3a 145.552,77 511,35 0,3513 0,0168
Trafos A3/A4 2.212.642,65 3.040,65 0,1374 0,1000
Trafos A3a/A4 114.767,87 637,76 0,5557 0,0210
Trafos A3a/B 6.810,54 3.511,82 51,5644 0,1155
Trafos A4/B 2.109.195,60 57.659,75 2,71337 1,8972
TOTAL 13,1634

Tabela 3 - Perdas técnicas da CEPISA por segmento de rede e transformacao.

Perdas
Energia Sobre Energia | Composicao
Circulante . Montante | Circulante no do indice
Origem
Segmento global
MWh/ano MWh/ano % %
270.934,09 Ferro 706,41 0,2607 0,0232
Trafos A2/A3 270.934,09 Cobre | 246,96 0,0912 0,0081
145,552, 77 Ferro | 481,76 0,3310 0,0159
Trafos A3/A3a 145552, 77 Cobre 29,59 0,0203 0,0010
2.212.642,65 Ferro | 2.036,51 0,0920 0,0670
Trafos A3/A4 2.212.642,65 Cobre | 1.004,14 0,0454 0,0330
114.767,87 Ferro 557,67 0,4859 0,0183
Trafos A3a/A4 114.767,87 Cobre | 80,09 0,0698 0,0026
6.810,54 Ferro | 3.509,80 51,5348 0,1155
Trafos A3a/B 6.810,54 Cobre 2,02 0,0296 0,0001

* A Nota Técnica é um documento emitido pelas Unidades Organizacionais e destina-se a subsidiar as decises da Agéncia.
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2.109.195,60 Ferro | 47.906,36 2,2713 1,5762
Trafos A4/B 2.109.195,60 Cobre | 9.753,39 0,4624 0,3209
TOTAL 2,1819

Tabela 4 — Perdas técnicas nos transformadores da CEPISA discriminadas entre ferro e cobre.

Trafos A4/B

Trafos A3a/B

Trafos A3a/A4

Trafos A3/A4

Trafos A3/A3a

Trafos A2/A3

Medidores

Ramais

Rede B

Rede A4

Rede A3a

Rede A3

Rede A2

0,0000

[]o,1155
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] 3,7760
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1,5000

2,0000

2,5000

3,0000

3,5000

4,0000

4,5000

Figura 1 - Percentual de perdas técnicas por segmento de rede e transformagéo em relacao as totais.

* A Nota Técnica é um documento emitido pelas Unidades Organizacionais e destina-se a subsidiar as decises da Agéncia.
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Medidores; 0,7261

Ramais: 0,1620 Trafos A2/A3; 0,3519

Rede B: 4,2961 Trafos A3/A3a; 0,3513

Trafos A3/A4; 0,1374
Rede A4; 4,8531

Trafos A3a/A4; 0,5557
Rede A3a; 1,9583

Rede A3; 4,2943

Rede A2; 4,2774

Trafos A4/B; 2,7337

Trafos A3a/B; 51,5644

Figura 2 - Percentual de perdas técnicas por segmento e transformacdo em relagdo a energia injetada no
nivel.

* A Nota Técnica é um documento emitido pelas Unidades Organizacionais e destina-se a subsidiar as decises da Agéncia.
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29.

Pode-se verificar um valor elevado de perdas nas redes de alta e média tensdo. As perdas do

sistema de alta tensdo da CEPISA (A2 e A3) foram apuradas através de estudo de fluxo de carga realizado
pela distribuidora. Na Tabela 5 sdo apresentados os valores considerados de perdas de energia nos niveis A2
e A3 para a primeira e segunda revisdo tarifaria da distribuidora. De acordo com o nivel de perdas, infere-se

que acdes para minimizacdo de perdas neste nivel sdo economicamente viaveis.

Perdas na | Perdas na Aumento
Nivel 12RTP 22 RTP
MWh MWh MWh %
A2 4,784 12.106,91 | 7.322,91 153,07
A3 86.561,81 | 114.764,31 | 28.202,50 32,58

Tabela 5 - Perdas nas redes de alta tenséo.

30. Em termos de perdas sobre a energia que circula no segmento, o percentual da perda técnica
da distribuidora no segmento de tensdo A4 é elevado na comparagdo com outras distribuidoras do nordeste ja
calculadas por esta SRD, conforme se verifica na Figura 4. Analisando os dados da distribuidora nao foi
possivel identificar uma causa especifica para um percentual de perdas elevado no nivel A4. Como
caracteristica comum, as redes neste segmento sao extensas, com ramais formados de cabos com elevada
resisténcia.
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Figura 4 — Percentual de perda técnica no segmento A4 com relagdo a energia que circula no nivel.

* A Nota Técnica é um documento emitido pelas Unidades Organizacionais e destina-se a subsidiar as decises da Agéncia.
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31 Diante dos fatos, deve-se analisar o motivo pelo qual as perdas técnicas nos segmentos A2,
A3 e A4 da CEPISA estéo elevadas e as a¢bes que a distribuidora tem adotado no sentido de diminuir tais
perdas.

IV. DO FUNDAMENTO LEGAL

32. O art. 13 da Lein.° 8.987, de 13 de fevereiro de 1995, estabeleceu que “as tarifas poderéo ser
diferenciadas em fungdo das caracteristicas técnicas e dos custos especificos provenientes do atendimento
aos distintos segmentos de usuarios”.

33. Os contratos de concessdo para distribuicdo de energia elétrica, celebrados com a Unido,
definem a receita da distribuidora, que inclui a consideracdo das perdas valoradas na parcela A (custos ndo
gerenciaveis), sendo que a empresa possui consideravel gestdo sobre as perdas de energia elétrica. Nos
citados contratos de concessdo, constam clausulas que dizem respeito as perdas de energia, sob o enfoque
da qualidade dos servigos prestados, que propdem o acompanhamento de indicadores para auferir as perdas
de energia elétrica. Alguns contratos definem que o 6rgdo regulador deve estabelecer a metodologia para o
calculo das perdas técnicas.

34. Sao diretrizes das atividades da ANEEL, conforme art. 3° do Decreto 2335/1997:

‘Art. 3.° A ANEEL orientara a execugdo de suas atividades finalisticas de forma a
proporcionar condigbes favoraveis para que o desenvolvimento do mercado de
energia elétrica ocorra com equilibrio entre 0s agentes e em beneficio da sociedade,
observando as sequintes diretrizes:

IV - criag&o de condigbes para a modicidade das tarifas, sem prejuizo da oferta e com
énfase na qualidade do servigo de energia elétrica;” (grifo nosso)

35. No mesmo Decreto, séo estabelecidas as competéncias da Agéncia:

“Art. 4.° A ANEEL compete:

IV - reqular os servicos de energia elétrica, expedindo os atos necessarios ao
cumprimento das normas estabelecidas pela legislagdo em vigor;

IX - incentivar o combate ao desperdicio de energia no que diz respeito a todas as
formas de produgéo, transmisséo, distribuicdo, comercializagdo e uso da energia
elétrica;

XV - cumprir e fazer cumprir as disposi¢des requlamentares do servigo e as clausulas
dos contratos de concesséo ou de permisséo e do ato da autorizagdo;

* A Nota Técnica é um documento emitido pelas Unidades Organizacionais e destina-se a subsidiar as decises da Agéncia.
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XVI - estimular a melhoria do servigo prestado e zelar, direta e indiretamente, pela
sua boa qualidade, observado, no que couber, o disposto na legislagdo vigente de
protecdo e defesa do consumidor;” (grifo nosso)

36. A Resolucdo Normativa ANEEL n° 234, de 31 de outubro de 2006, estabeleceu os critérios
gerais, as metodologias aplicaveis e os procedimentos iniciais para a realizacdo do segundo ciclo de reviséo
tariféria periodica das concessionarias de servi¢o publico de distribuicdo de energia elétrica.

37. O Méddulo 7 do Procedimento de Distribuicdo de Energia Elétrica — PRODIST estabelece a
metodologia e os procedimentos para obtengdo dos dados e para a apuragdo das perdas dos sistemas de
distribuicdo de energia elétrica.

V. DA CONCLUSAO

38. O célculo considerou a metodologia adotada pela ANEEL e os dados fornecidos pela
distribuidora, possibilitando assim a apuracao das perdas técnicas discriminada por segmentos, além do valor
total das perdas ndo-técnicas. Tal resultado pode subsidiar a definicdo dos limites de perdas, considerando a
eficiéncia energética por nivel de tenséo.

39. Em relagdo ao resultado da apuragdo das perdas por segmento de rede, verifica-se um
elevado valor de perdas na distribuicdo nos niveis A2, A3 e A4. Sabe-se que o nivel econdmico de perdas €
inversamente proporcional a densidade de carga, 0 que leva a conclusdo de que as perdas da CEPISA
deveriam ser, de fato, mais elevadas em comparacéo a média das demais distribuidoras. Entretanto, os niveis
verificados mostram-se demasiadamente elevados, e, a principio, conclui-se que ha sim espago para a
reducdo. Afinal, a distribuidora tem obrigacdo de efetuar o correto planejamento, tendo em vista as boas
praticas de engenharia e a modicidade tarifaria.

40. Desta forma, torna-se necessaria uma analise mais profunda sobre o sistema de distribuicdo
da CEPISA. Como se espera uma correta gestéo da distribuidora sobre seu sistema de distribui¢éo, a mesma
deve possuir estudos que constatem o alto indice de perdas técnicas nos segmentos A2, A3 e A4, assim
como as ac¢des necessarias para a adequacdo, se economicamente vidvel, dessas perdas.

VI. DA RECOMENDAGAO

41. Que a Diretoria Colegiada da ANEEL determine a CEPISA o envio de estudos que permitam
a ANEEL avaliar a eficiéncia de seu sistema de distribuicdo, notadamente nos segmentos A2, A3 e A4. Tais
estudos devem conter necessariamente a identificacdo das acdes para a reducdo das perdas e 0s custos
associados a essas a¢des, além de outras que a distribuidora julgue relevante.

* A Nota Técnica é um documento emitido pelas Unidades Organizacionais e destina-se a subsidiar as decises da Agéncia.
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42. Que a SRE, face as informagdes fornecidas pela distribuidora e de acordo com os valores
obtidos pela aplicacdo da metodologia da ANEEL, os quais foram apresentados nesta Nota Técnica, adote
provisoriamente o valor de perda técnica no processo de reviséo tarifaria da CEPISA.

DJANE MARIA SOARES FONTAN
Especialista em Regula¢do — SRD

De acordo:

CARLOS ALBERTO CALIXTO MATTAR
Superintendente de Regulacdo dos Servicos de Distribuicao - Interino

* A Nota Técnica é um documento emitido pelas Unidades Organizacionais e destina-se a subsidiar as decises da Agéncia.
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Nota Técnica n® 292/2009-SRE/ANEEL
Brasilia, 21 de agosto de 2009

Nota Técnica 072/2009- SRD/ANEEL
APURACAO DAS PERDAS
TECNICAS DA CEPISA-

ANALISE DE CONTRIBUICOES
DA AP 019/2009

* A Nota Técnica € um documento emitido pelas Unidades Organizacionais e destina-se a subsidiar as decisfes da Agéncia.
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Nota Técnica n° 0079/2009-SRD/ANEEL

Em 7 de agosto de 2009.

Processo n.%: 48500.001064/2008-89.

Assunto: Andlise das contribuicbes apresentadas na
Audiéncia Publica n.° 019/2009 sobre a Nota Técnica
n.° 0052/2009-SRD/ANEEL, referente & determinagdo
do montante de perdas técnicas da Companhia
Energética do Piaui - CEPISA, com objetivo de
subsidiar a SRE no processo de revisdo tarifaria da
distribuidora em quest&o.

|. DO OBJETIVO

Analisar as contribuicdes apresentadas na Audiéncia Publica n.° 0019/2009 sobre a Nota
Técnica n.° 0052/2009-SRD/ANEEL, referente a determinacdo do montante de perdas técnicas da
Companhia Energética do Piaui - CEPISA, com objetivo de subsidiar a SRE no processo de revisdo tarifaria
da distribuidora em questéo.

Il. DOS FATOS

2. Em 15 de dezembro de 2008, com objetivo de obter as informacdes para o calculo das perdas
na distribuicdo da CEPISA, foi enviado a concessiondria o Oficio n.° 406/2008-SRE/ANEEL, com as
instrucdes para preenchimento dos dados necessérios para a realizagdo do célculo.

3. Apods a analise dos dados enviados pela CEPISA, a SRD atraves do Oficio n° 0040/2009-
SRD/ANEEL, de 10 de fevereiro de 2009, solicitou a distribuidora esclarecimentos adicionais quanto as
informag@es prestadas.

4, Em resposta ao Oficio n°® 0040/2009-SRD/ANEEL, a CEPISA, através da correspondéncia
CT/DR-015/2009, recebida 19 de fevereiro de 2009, esclareceu parte dos questionamentos da SRD e
comprometeu-se a enviar as informacdes pendentes até 25 de fevereiro de 2009. No dia 26 de fevereiro de
2009, foi encaminhada a correspondéncia CT/DR-014/2009 pela CEPISA, com as informacdes pendentes.

* A Nota Técnica € um documento emitido pelas Unidades Organizacionais e destina-se a subsidiar as decisfes da Agéncia.
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5. Apés verificar que persistiam inconsisténcias nos novos dados informados pela
concessionaria, foi enviado em 03 de marco de 2009 o Oficio n°® 0065/2009-SRD/ANEEL, solicitando
esclarecimentos adicionais quanto as informagdes prestadas.

6. Em 11 de marco de 2009, foi encaminhada a correspondéncia CT/DR-020/2009 pela CEPISA
com respostas aos ultimos questionamentos realizados pela SRD.

7. No dia 23 de margo de 2009, foi encaminhado atraves do Oficio n® 0082/2009-SRD/ANEEL
para a CEPISA o banco de dados utilizado para o célculo das perdas na distribuicdo da concessionéria.

8. Em 22 de abril de 2009, a CEPISA enviou através da correspondéncia CT/DR-031/2009
manifestacdo formal & proposta preliminar da sua Revisdo Tarifaria Periodica, na qual encaminha novos
dados a serem considerados no célculo.

9. Em 19 de maio de 2009, foi emitida a Nota Técnica n.° 0052/2009-SRD/ANEEL, com a
determinacdo do montante de perdas na distribuicdo da CEPISA, remetida a SRE atraveés do Memorando n.°
0199/2009-SRD/ANEEL na mesma data.

10. Como parte do processo de Audiéncia Publica, no periodo de 04 de junho a 08 de julho de
2009, a Nota Técnica n.° 0052/2009-SRD/ANEEL, juntamente com outras Notas Técnicas, foi disponibilizada
para consulta da sociedade e para o recebimento de contribuigbes com vistas a aprimorar 0 processo da
segunda revisao tarifaria periodica da CEPISA. Complementarmente, foi realizada no municipio do Teresina
no estado do Piaui uma Audiéncia ao vivo no dia 10 de julho de 2009.

1. DA ANALISE

11. No processo de Audiéncia Publica apenas a CEPISA apresentou contribuicdo acerca das
perdas técnicas apresentadas na Nota Técnica n.° 0052/2009-SRD/ANEEL.

12. As contribuicdes apresentadas pela CEPISA foram encontradas no item 13 do documento
“Contribuicdo da Companhia Energética do Piaui — CEPISA em relagdo a proposta para Audiéncia Publica da
ANEEL de Reviséo Tarifaria Periddica”.

13. Na Nota Técnica n.° 0052/2009-SRD/ANEEL é detalhado o procedimento adotado para a
determinacdo do indice de perdas técnicas da CEPISA. Na Nota foi constatado que as perdas em alguns
niveis encontravam-se elevadas em compara¢do com outras distribuidoras, sendo recomendado que a SRE
adotasse, provisoriamente, o valor de perda técnica no processo de revisao tarifaria da distribuidora.

14. Sobre a recomendagdo para SRE adotar de forma provisoria o valor de perda técnica, a
distribuidora afirma na sua contribuicdo que continua trabalhando no sentido de corrigir inconsisténcias
observadas nos dados enviados a ANEEL, e que, embora algumas ainda persistam, a corre¢do das mesmas
deverd ratificar o indice de perdas técnicas apurado, propondo que o indice de perdas técnicas seja
estabelecido em caréater definitivo.

* A Nota Técnica € um documento emitido pelas Unidades Organizacionais e destina-se a subsidiar as decisfes da Agéncia.
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15. Sobre os indices que foram considerados elevados em comparagdo com outras
concessionarias, a distribuidora em sua contribuicao afirma que sao frutos das caracteristicas geoeconémicas
da &rea de concessao da empresa e da disposi¢do do seu sistema elétrico atual.

16. Devido ao elevado indice de perdas verificado, torna-se necessaria uma andlise mais
profunda sobre o sistema de distribuicdo da CEPISA. Razdo pela qual, tambhém é recomendado na Nota
Técnica n.° 0052/2009-SRD/ANEEL que a Diretoria Colegiada da ANEEL determine a CEPISA o envio de
estudos que permitam a ANEEL avaliar a eficiéncia de seu sistema de distribuicdo, notadamente nos
segmentos A2, A3 e A4.

17. Espera-se de uma distribuidora a correta gestdo sobre seu sistema de distribuicdo, portanto,
a CEPISA deve possuir estudos que constatem o alto indice de perdas técnicas, assim como deve ter o
conhecimento de quais séo as a¢des necessarias para diminuicdo dessas perdas. Dessa forma a CEPISA
deve ter plena condicdo de enviar a ANEEL os estudos recomendados.

18. Na sua manifestacdo, a distribuidora admite que existam inconsisténcias nos dados
encaminhados a ANEEL. Diante da afirmacédo da distribuidora, constatamos a necessidade de fiscalizagéo
dos dados encaminhados a ANEEL e utilizados na determinacdo das perdas técnicas da CEPISA. Ademais, a
afirmacdo da distribuidora ratifica a importancia de manter o valor apresentado de perdas técnicas como
provisorio.

19. Diante do exposto, o pleito da CEPISA ndo sera considerado, mantendo-se as
recomendag@es constantes na Nota Técnica n.° 0052/2009-SRD/ANEEL e devendo-se considerar a
necessidade de fiscalizacdo dos dados encaminhados para o calculo das perdas técnicas a SRD.

IV. DO FUNDAMENTO LEGAL

20. O art. 13 da Lein.° 8.987, de 13 de fevereiro de 1995, estabeleceu que “as tarifas poderéo ser
diferenciadas em funcéo das caracteristicas técnicas e dos custos especificos provenientes do atendimento
aos distintos segmentos de usuarios”.

21. Os contratos de concessdo para distribuicdo de energia elétrica, celebrados com a Uniéo,
definem a receita da distribuidora, que inclui a considera¢ao das perdas valoradas na parcela A (custos néo
gerenciaveis), sendo que a empresa possui consideravel gestdo sobre as perdas de energia elétrica. Nos
citados contratos de concessdo, constam clausulas que dizem respeito as perdas de energia, sob o enfoque
da qualidade dos servigos prestados, que propdem o acompanhamento de indicadores para auferir as perdas
de energia elétrica. Alguns contratos definem que o drgao regulador deve estabelecer a metodologia para o
calculo das perdas técnicas.

22. Sdo diretrizes das atividades da ANEEL, conforme art. 3° do Decreto 2335/1997:
“Art. 3.° A ANEEL orientard a execucdo de suas atividades finalisticas de forma a
proporcionar condi¢fes favoraveis para que o desenvolvimento do mercado de
energia elétrica ocorra com equilibrio entre os agentes e em beneficio da sociedade,
observando as seguintes diretrizes:

* A Nota Técnica € um documento emitido pelas Unidades Organizacionais e destina-se a subsidiar as decisfes da Agéncia.
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IV - criacdo de condicOes para a modicidade das tarifas, sem prejuizo da oferta e com
énfase na qualidade do servico de energia elétrica;” (grifo nosso)
23. No mesmo Decreto, sdo estabelecidas as competéncias da Agéncia:

“Art. 4.° A ANEEL compete:

IV - reqular os servicos de energia elétrica, expedindo os atos necessarios ao
cumprimento das normas estabelecidas pela legislagéo em vigor;

IX - incentivar 0 combate ao desperdicio de energia no que diz respeito a todas as
formas de producdo, transmissao, distribuicdo, comercializacdo e uso da energia
elétrica;

XV - cumprir e fazer cumprir as disposi¢oes regulamentares do servigo e as clausulas
dos contratos de concesséo ou de permisséo e do ato da autorizagao;

XVI - estimular a melhoria do servigo prestado e zelar, direta e indiretamente, pela
sua boa qualidade, observado, no que couber, o disposto na legislacdo vigente de
protecdo e defesa do consumidor;” (grifo nosso)

24. A Resolugdo Normativa ANEEL n° 234, de 31 de outubro de 2006, estabeleceu os critérios
gerais, as metodologias aplicaveis e os procedimentos iniciais para a realizacdo do segundo ciclo de revisao
tarifaria periodica das concessiondrias de servico publico de distribuicdo de energia elétrica.

25. O Méddulo 7 do Procedimento de Distribuicdo de Energia Elétrica — PRODIST estabelece a
metodologia e os procedimentos para obtencdo dos dados e para a apuracdo das perdas dos sistemas de
distribuicdo de energia elétrica.

V. DA CONCLUSAO

26. A contribuicdo apresentada pela CEPISA acerca do calculo das perdas técnicas néo forneceu
informacfes adicionais que acarretasse mudanga no célculo realizado, dessa forma, as recomendacfes
constantes na Nota Técnica n.° 0052/2009-SRD/ANEEL devem ser mantidas.

27. Diante da afirmacéo da distribuidora que existem inconsisténcias nos dados enviados para o
calculo de perdas, verifica-se a necessidade de fiscaliza¢do das informagdes encaminhadas a SRD.

VI. DA RECOMENDACAO
28. Que a SRE considere provisoriamente o0s valores de perdas técnicas apresentados na Nota

Técnica n° 0052/2007-SRD/ANEEL, para fins da Revisdo Tarifaria da Companhia Energética do Piaui —
CEPISA.

* A Nota Técnica € um documento emitido pelas Unidades Organizacionais e destina-se a subsidiar as decisfes da Agéncia.
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29. Que a Diretoria Colegiada da ANEEL determine a CEPISA o envio de estudos que permitam
a ANEEL avaliar a eficiéncia de seu sistema de distribuicdo, notadamente nos segmentos A2, A3 e A4. Tais
estudos devem conter necessariamente a identificacdo das acdes para a reducdo das perdas e 0s custos
associados a essas a¢des, além de outras que a distribuidora julgue relevante.

30. Recomenda-se ainda que a SFE fiscalize os dados encaminhados pela CEPISA para o
célculo das perdas técnicas.

DJANE MARIA SOARES FONTAN
Especialista em Regulagdo — SRD

De acordo:

PAULO HENRIQUE SILVESTRI LOPES
Superintendente de Regulacéo dos Servicos de Distribuicao

* A Nota Técnica € um documento emitido pelas Unidades Organizacionais e destina-se a subsidiar as decisfes da Agéncia.
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Grupo/Modalidade
Tarifas 2008 AN | | Tarifas 2009 AN | | Variacéo
* Tarifas sem incidéncia de tributos.
Azul -
DP kw 33,97 37,02 8,98%
DFP kW 7,84 6,59 -15,94%
EPS MWh 193,85 192,38 -0,76%
EFPS MWh 117,83 117,97 0,12%
EPU MWh 174,54 173,48 -0,61%
EFPU MWh 106,63 107,01 0,36%
USO - CARGA -
—~ DP kW 35,38 37,02 4,64%
g:’ DFP kW 8,17 6,59 110,34%
~ E MWh 13,30 15,13 13,76%
> [USO -
=< | DISTRIBUIDORA -
8 DP kw 32,06 34,89 8,83%
DFP kw 7,39 6,20 -16,10%
E MWh - - 0,00%
USO - GERACAO -
M.
Contratado kW 6,43 6,26 -2,64%
SUPRIMENTO -
DP kW - 34,89 0,00%
DFP kW 6,20 0,00%
E MWh - - 0,00%
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AGENCIA NACIONAL DE ENERGIA ELETRICA

(FIs. 3 do Anexo VI — Nota Técnica ne 292/2009-SRE/ANEEL, de 21/08/2009).

Grupo/Modalidade
Tarifas 2008 AN | | Tarifas 2009 AN | | Variacéo
* Tarifas sem incidéncia de tributos.
Azul -
DP kW 39,29 43,86 11,63%
DFP kw 11,24 10,22 -9,07%
EPS MWh 193,85 192,38 -0,76%
EFPS MWh 117,83 117,97 0,12%
EPU MWh 173,46 173,48 0,01%
EFPU MWh 106,63 107,01 0,36%
USO - CARGA -
DP kW 40,91 43,86 7,21%
DFP kW 11,70 10,22 -12,65%
E MWh 13,30 15,13 13,76%
~—~ | USO -
g DISTRIBUIDORA -
< DP kW 37,06 41,31 11,47%
~ DFP kw 10,59 9,60 -9,35%
i E MWh - - 0,00%
< |USO - GERACAO -
< M.
! Contratado kW 6,43 6,26 -2,64%
8 SUPRIMENTO -
DP kW 31,98 41,31 29,17%
DFP kW 9,15 9,60 4,92%
E MWh 92,62 - -100,00%
Verde -
D kW 11,24 10,22 -9,07%
EPS MWh 934,86 1.210,83 29,52%
EFPS MWh 117,83 117,97 0,12%
EPU MWh 915,55 1.191,93 30,19%
EFPU MWh 106,63 107,01 0,36%
Convencional -
D kW 34,69 31,44 -9,37%
E MWh 119,69 195,14 63,04%
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(FIs. 4 do Anexo VI — Nota Técnica ne 292/2009-SRE/ANEEL, de 21/08/2009).

Grupo/Modalidade
Tarifas 2008 AN | | Tarifas 2009 AN | | Variacéo
* Tarifas sem incidéncia de tributos.
Azul -
DP kW 42,32 43,87 3,66%
DFP kw 12,21 10,19 -16,54%
EPS MWh 193,85 192,38 -0,76%
EFPS MWh 117,83 117,97 0,12%
EPU MWh 174,54 173,48 -0,61%
EFPU MWh 106,63 107,01 0,36%
USO - CARGA -
DP kw 44,08 43,87 -0,48%
DFP kW 12,72 10,19 -19,89%
E MWh 13,30 15,13 13,76%
UsSoO -
— DISTRIBUIDORA -
< DP kw 39,92 41,32 3,51%
S:, DFP kw 11,51 9,57 -16,85%
> E _MWh - - 0,00%
=~ |USO - GERACAO -
o0 M.
™ Contratado kW 6,43 6,26 -2,64%
I [SUPRIMENTO ]
DP kW 9,75 41,32 323,79%
DFP kW 9,57
E MWh 98,22 - -100,00%
Verde -
D kw 12,21 10,19 -16,54%
EPS MWh 982,09 1.211,03 23,31%
EFPS MWh 117,83 117,97 0,12%
EPU MWh 962,78 1.192,13 23,82%
EFPU MWh 106,63 107,01 0,36%
Convencional -
D kw 37,85 31,42 -16,99%
E MWh 131,39 147,84 12,52%
USO - CARGA -
DP kW 104,11 90,26 -13,30%
- DFP kW 19,85 15,61 -21,36%
o E MWh 13,30 15,13 13,76%
Convencional -
E (MWh) 387,23 364,48 -5,88%
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AGENCIA NACIONAL DE ENERGIA ELETRICA

(FIs. 5 do Anexo VI — Nota Técnica ne 292/2009-SRE/ANEEL, de 21/08/2009).
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	Em 21 de agosto de 2009.
	Processo nº 48500.004341/2006-63
	Assunto: Segunda revisão tarifária periódica da concessionária de distribuição de energia elétrica CEPISA.
	I. DO OBJETIVO
	 A presente Nota Técnica tem por objetivo apresentar a metodologia utilizada e os resultados da segunda revisão tarifária periódica da concessionária de distribuição de energia elétrica Companhia Energética do Piauí – CEPISA.
	2. Na seção II apresenta-se uma breve caracterização da área de concessão da CEPISA. A seção III apresenta uma visão geral do regime de regulação por incentivos aplicável às concessionárias de distribuição de energia elétrica.
	3. A revisão tarifária periódica da CEPISA é apresentada na seção IV, onde se explicita a metodologia adotada e os resultados obtidos para o reposicionamento tarifário e também os resultados do cálculo do Fator X a ser aplicado nos próximos reajustes tarifários.
	4. Na seção V são apresentados os cálculos dos componentes tarifários financeiros externos à revisão tarifária periódica, que devem ser agregados às tarifas resultantes da revisão. A seção VI apresenta os comentários finais sobre o processo de revisão tarifária, enquanto a seção VII apresenta os aspectos legais do processo de revisão tarifária periódica, destacando-se a legislação pertinente e o contrato de concessão.
	5. As conclusões do processo de revisão tarifária periódica da CEPISA encontram-se na seção VIII, ressaltando-se que os resultados desta revisão tarifária são aplicáveis para o período de agosto/2009 a julho/2013. Finalmente, os anexos detalham as metodologias e dados utilizados.
	II. ANTECEDENTES
	6. A CEPISA foi constituída como Sociedade Anônima em 8 de agosto de 1962, com a razão social de Centrais Elétricas do Piauí S.A. Em 1987, a Lei Estadual nº 4.126 alterou a razão social da CEPISA para Companhia Energética do Piauí.
	7. A partir da Lei Estadual nº 4.868, de 19 de dezembro de 1996, iniciou-se o processo de alienação das ações de propriedade do Estado que integravam o capital social da CEPISA. Numa primeira fase, a ELETROBRÁS ampliou sua participação acionária na empresa para 48,86% das ações ordinárias e  assumiu em 13 de janeiro de 1997  a gestão da CEPISA  de forma  compartilhada  com o Governo do Estado. No mesmo ano, em 20 de outubro, a ELETROBRÁS adquire o controle acionário da CEPISA.
	8. Em 12 de fevereiro de 2001, foi assinado o Contrato de Concessão no 04/2001, entre a União, por intermédio da Agência Nacional de Energia Elétrica – ANEEL, e a Companhia Energética do Piauí - CEPISA tendo por objeto regular a exploração do serviço público de distribuição de energia elétrica da concessão, de que é titular a citada concessionária.
	9. A CEPISA é responsável pela distribuição de energia a uma população de cerca de 3 milhões de habitantes e cerca de 840 mil clientes, localizados nos 223 municípios do estado do Piauí abrangidos por sua área de concessão, ilustrada na Figura 2 abaixo.
	Fonte: Site IBGE 
	Figura 1 – Área de concessão da CEPISA
	10. A CEPISA atende a cerca de 840 mil unidades consumidores, que perfazem uma média de consumo anual de 2,18 MWh e um faturamento anual da ordem de R$ 600 milhões (informação do SAD/ANEEL relativa ao ano de  2008). A tabela 1 mostra a composição do mercado da concessionária:
	Figura 2: Composição do Mercado da CEPISA (2008)
	11. Nos contratos de concessão das distribuidoras de energia elétrica, assinados a partir de 1995, foram estabelecidas as tarifas iniciais e os mecanismos de sua alteração: 
	i) reajuste tarifário anual; 
	ii) revisão tarifária extraordinária; e
	iii) revisão tarifária periódica.
	12. Segundo o contrato de concessão, a receita inicial da concessionária é dividida em duas parcelas. A Parcela A envolve os chamados “custos não gerenciáveis” pela concessionária, relacionados à atividade de distribuição de energia elétrica e explicitamente indicados no contrato. São custos cujo montante e variação escapam à vontade ou influência da concessionária, como a energia elétrica adquirida para atendimento aos clientes, os custos de transmissão e os encargos setoriais. A Parcela B compreende o valor remanescente da receita, envolvendo, portanto, os chamados “custos gerenciáveis”. São custos próprios da atividade de distribuição e de gestão comercial dos clientes, que estão sujeitos ao controle ou influência das práticas gerenciais adotadas pela concessionária, ou seja, os custos de operação (pessoal, material e serviços de terceiros). Além destes, a Parcela B inclui a remuneração do capital. A composição de cada parcela pode ser vista no quadro a seguir.
	Tabela 1: Composição da Receita de uma Distribuidora
	13. Os contratos de concessão contemplam procedimento específico para reajuste dessas parcelas durante cada ano do período tarifário. Ao iniciar-se o período tarifário, cada concessionária tem estabelecido no momento da revisão tarifária a estrutura tarifária com seus valores iniciais que, aplicados ao seu mercado, definem a receita anual do primeiro ano do período tarifário subseqüente (RA). Em cada reajuste anual do período tarifário, o valor da Parcela A (VPA) é obtido pelas condições vigentes de cada um dos itens que compõem a citada parcela (compra de energia e outros). O novo valor da Parcela B (VPB) é obtido pela diferença entre RA e VPA, corrigido pela variação do IGP-M observada nos 12 meses anteriores à data do reajuste. Tais regras estimulam a concessionária a reduzir os custos de operação (cobertos pela Parcela B da receita) ao longo do período anterior à próxima revisão tarifária, uma vez que custos menores para um mesmo nível real de tarifas implicam em maiores benefícios para a concessionária, sob a forma de maior remuneração do capital.
	14. A Primeira Revisão Tarifária da CEPISA ocorreu em 28 de agosto de 2005, sendo o seu resultado estabelecido na Resolução Homologatória n° 189, de 22 de agosto de 2005. As tarifas de fornecimento de energia elétrica, com vigência a partir de 28 de agosto de 2005, foram reposicionadas em 22,85% e reajustadas anualmente, de acordo com as regras do contrato, nos anos de 2006 a 2008. O valor do componente Xe foi estabelecido em 0,6379%.
	15. Entretanto, para atender ao princípio de modicidade tarifária e a condição de equilíbrio econômico-financeiro do contrato de concessão definida na revisão tarifária periódica da CEPISA, o acréscimo de receita da “Parcela B”, resultante do reposicionamento tarifário de 22.85%, foi projetado para aplicação em parcelas anuais, sendo 13,04% em 28 de agosto de 2005, e nos reajustes tarifários anuais dos anos de 2006 a 2008, parcelas acrescidas à “Parcela B”, de cada ano, o valor de R$ 28.910.788,66 (vinte e oito milhões, novecentos e dez mil, setecentos e oitenta e oito reais, e sessenta e seis centavos), com atualização delas por ocasião dos reajustes tarifários anuais.
	16. Em agosto de 2007 foi processada retificação da 1ª revisão da CEPISA, conforme Nota Técnica n.º 244/2007, de 13.08.2007, com reposicionamento passando a 19,50% e componente do Xe do Fator X para 0,5118%. Com essas alterações as parcelas nos reajustes anuais de 2007 e 2008 foram alteradas para considerar essa retificação.
	17. A tabela a seguir apresenta os valores dos reajustes tarifários anuais ocorridos a partir da 1ª revisão tarifária, enquanto a figura 3 mostra a evolução da tarifa média (R$/MWh) e o crescimento do mercado da CEPISA (em MWh).
	Tabela 2: Reajustes Tarifários Anuais da CEPISA (%)
	Figura 3: Evolução das Tarifas e Mercado da CEPISA
	III. FUNDAMENTOS ECONÔMICOS DA REVISÃO TARIFÁRIA
	III.1 – ASPECTOS CONCEITUAIS

	18. O objetivo precípuo da regulação econômica é reproduzir, no desempenho da empresa monopolista regulada, os efeitos da pressão da concorrência (efetiva e potencial) observada em mercados competitivos. De forma consistente com esse objetivo, o atual modelo de concessão do serviço público de distribuição de energia elétrica consagrou um regime tarifário denominado regime de preços máximos (price-cap), pelo qual os serviços são regulados pelo preço, segundo regras econômicas cuja finalidade é a remodelação da prestação do serviço público pelas características da atividade privada, onde se destacam os princípios de eficiência na prestação do serviço e de modicidade tarifária.
	III.2 – ASPECTOS METODOLÓGICOS

	19. O processo de revisão tarifária é realizado em duas etapas. Na primeira etapa, denominada reposicionamento tarifário, são estabelecidas tarifas compatíveis com a cobertura dos custos operacionais eficientes – para um dado nível de qualidade do serviço – e com uma remuneração justa e adequada sobre investimentos realizados com prudência. A segunda etapa consiste no cálculo do Fator X, que é o estabelecimento de metas de produtividade para o segundo período tarifário.
	20. No momento da revisão tarifária são estabelecidas novas tarifas com base em custos eficientes, de forma que os consumidores sejam beneficiados pelas reduções de custos e pela maior eficiência que a concessionária teve a oportunidade de obter no período anterior. Dessa forma, a remuneração do capital investido na prestação do serviço não é pré-determinada (como no regime de custo do serviço), mas pode ser majorada como resultado da redução dos custos de operação, uma vez que os contratos prevêem mecanismos que procuram fazer as tarifas permanecerem constantes em termos reais. As atuais regras jurídicas e econômicas relativas ao regime tarifário dos contratos de concessão do serviço público de distribuição de energia elétrica no Brasil constituem uma vertente do regime de regulação por incentivos. Sua finalidade precípua é o aumento da eficiência e da qualidade na prestação do serviço, atendendo ao princípio da modicidade tarifária. Conforme estabelecido pelo art. 14 da Lei n° 9.427, de 26 de dezembro de 1996, o regime econômico e financeiro da concessão de serviço público de energia elétrica compreende “IV - apropriação de ganhos de eficiência empresarial e da competitividade”.
	21. Pelas razões expostas, o valor da Parcela B resultante da revisão tarifária periódica é específico para cada concessionária, e não é correto afirmar que exista qualquer relação entre esse valor e o valor da Parcela B do último ano do primeiro período tarifário. Conforme exposto anteriormente, o contrato de concessão determina que sejam repassadas integralmente as variações anuais de custos observadas na Parcela A. Já a Parcela B – calculada por resíduo – é reajustada anualmente pelo IGP-M, com vistas à sua atualização monetária, sendo que o referido índice de preços é ajustado por um “Fator X”, determinado pela ANEEL na revisão tarifária periódica. 
	22. A figura a seguir tem a finalidade de ilustrar o efeito do regime de preços máximos sobre as tarifas. Para simplificar, supõe-se que as variações do índice que reajusta anualmente a Parcela B (IGP-M) e dos custos da Parcela A sejam iguais a zero ao longo do período tarifário anterior. A tarifa (ou “preço máximo”), inicialmente fixada em T1, permanece com seu valor fixo (em termos reais) no período tarifário, ou seja, até a próxima revisão tarifária periódica. Isso significa que a concessionária tem a oportunidade de reduzir custos de operação – o que está expresso pela área azul da figura – e, assim, aumentar sua remuneração ao longo desse período. Se a concessionária for eficiente, poderá se apropriar do aumento da remuneração resultante de sua gestão ao longo do período. As novas tarifas são estabelecidas no nível T2.
	Figura 4: Regime de Regulação por Incentivos
	23. A determinação das variáveis do reposicionamento tarifário e o cálculo do Fator X devem ser realizados de forma a considerar que todos os procedimentos e análises fazem parte de um único processo, que é a revisão tarifária periódica. Em particular, deve-se assegurar a consistência entre o enfoque adotado para a definição e remuneração dos ativos necessários para prestar o serviço e a determinação do que se considera como custos operacionais eficientes associados a essa prestação. 
	III.2.1 – O Reposicionamento Tarifário

	24. O reposicionamento tarifário estabelece o nível de custos operacionais eficientes e uma justa remuneração do capital, a serem cobertos pelas tarifas. 
	25. A determinação dos “custos operacionais eficientes” constitui, efetivamente, um dos grandes desafios da revisão tarifária. A análise dos custos da própria empresa sujeita o regulador aos efeitos da "assimetria de informação". Conceitualmente, a assimetria de informação se refere ao fato de que o prestador do serviço regulado é quem gerencia todas as informações (técnicas, operativas, financeiras, contábeis, etc.) vinculadas à prestação do serviço regulado. O Regulador, por sua vez, tem acesso parcial e limitado às informações que, em geral, são fornecidas pela própria empresa regulada. Embora o Regulador possa realizar auditorias permanentes nas informações recebidas, é evidente que a situação de ambas as partes no que se refere ao acesso e ao manejo dessas informações é totalmente assimétrica. 
	26. Os enfoques regulatórios baseados unicamente nas análises de informações fornecidas pelas concessionárias potencializam os efeitos negativos dessa situação assimétrica e se desenvolvem, em geral, em condições prejudiciais para o Regulador e, conseqüentemente, para os clientes do serviço cujos direitos devem ser preservados. 
	27. Assim, torna-se adequada uma ação regulatória não baseada somente em informações fornecidas pelas concessionárias e em auditorias das mesmas, mas na definição externa de parâmetros de eficiência que permitam determinar as tarifas dos serviços regulados e, ao mesmo tempo, constituam referências para orientar a gestão empresarial sem, contudo, causar ingerências indevidas na empresa. 
	28. No que diz respeito à remuneração sobre o capital investido a ser incluída nas tarifas, há que se considerar a necessidade de preservar a atratividade de investimentos para o setor, o que significa que a remuneração deve corresponder exclusivamente ao custo de oportunidade do capital do investidor. O cálculo da remuneração requer que se defina o valor do investimento a ser remunerado (ou base de remuneração) e a taxa de retorno adequada a ser aplicada sobre esse valor. Considerando ainda que as empresas podem financiar suas atividades com capital próprio e capital de terceiros (dívidas) e que o custo de cada alternativa de financiamento é diferente, há que se definir a participação desses capitais no financiamento das atividades da concessionária, isto é, a estrutura de capital – uma vez que distintas estruturas de capital possuem custos de capital diferenciados. Dessa forma, a taxa de retorno deve refletir o custo do capital próprio e o custo do capital de terceiros ponderados pelas respectivas participações no capital total.
	III.2.2 – O Fator X
	29. Uma vez que as tarifas tenham sido reposicionadas segundo a abordagem descrita na seção anterior, são então estimados os ganhos de produtividade para o período tarifário subseqüente. Esses ganhos, que não estão associados a uma gestão mais eficiente da concessionária, correspondem à área verde na figura a seguir. No caso do serviço de distribuição de energia elétrica, no qual a evolução tecnológica é gradual (diferentemente de setores como o de telecomunicações), esses ganhos de produtividade projetados têm como causa principal alterações na escala do negócio. Durante o período tarifário se produzirão incrementos nas vendas da concessionária, tanto pelo maior consumo dos clientes existentes (crescimento vertical) como pela incorporação de novos clientes na área servida (crescimento horizontal). Esse incremento nas vendas será atendido pela concessionária com custos incrementais decrescentes em relação aos definidos no reposicionamento tarifário. Esse ganho de produtividade do negócio, que não decorre de uma maior eficiência na gestão da concessionária distribuidora, deve ser repassado aos consumidores mediante a aplicação de um redutor do índice que reajusta a Parcela B da receita (IGP-M). Esse redutor consiste no Fator X. As novas tarifas máximas para o próximo período tarifário corresponderão à curva pontilhada da figura.
	Figura 5: Regime de Regulação por Incentivos
	30. Assim como no período tarifário anterior, a concessionária distribuidora tem um forte incentivo para obter uma maior eficiência em sua gestão, já que poderá reter como benefícios a diferença entre os custos operacionais eficientes definidos na revisão tarifária periódica e os que efetivamente possa alcançar. Da mesma forma, se essa diferença é negativa, a concessionária sofrerá uma redução em suas expectativas de benefícios. 
	31. Portanto, quanto maior for a eficiência da concessionária, maior será seu benefício. Se, porém, a concessionária não explorar seu potencial de eficiência, o resultado será a sujeição a uma perda ou, pelo menos, a uma redução de benefícios. A área em amarelo da figura anterior corresponde aos benefícios que podem ser auferidos pela concessionária ao realizar uma trajetória de custos ainda mais eficientes que os considerados no reposicionamento tarifário.
	32. Poderia se argumentar contra a ampliação da remuneração obtida pela concessionária eficiente, e que os ganhos de eficiência deveriam refletir-se imediatamente na redução das tarifas, de modo a beneficiar unicamente os consumidores. Esse raciocínio, no entanto, é contraditório com os princípios fundamentais da regulação por incentivos, uma vez que a determinação de que todo ganho de eficiência seja imediatamente repassado aos consumidores significaria um desincentivo para a obtenção de eficiência pela concessionária, isto é, se a redução dos custos não lhe trouxesse nenhum benefício, a concessionária não realizaria esforço algum nesse sentido.
	III.2.3 – A Qualidade do Serviço
	33. Em serviços que apresentam características de monopólio natural, é competência do Regulador estabelecer normas e padrões em matéria de parâmetros de qualidade do serviço prestado, seja quanto aos aspectos técnicos (freqüência e duração de interrupções) ou quanto ao atendimento comercial (prazos máximos para solução de reclamações, possibilidade de efetuar trâmites por modalidades que representem maior grau de conforto, etc.). O Regulador tem ainda a responsabilidade essencial de verificar se, na realidade, os clientes cativos estão recebendo efetivamente um serviço de qualidade de acordo com o definido nessas normas (e contemplado nas tarifas vigentes). Este aspecto é de fundamental importância quando se aplica um enfoque regulatório baseado em incentivos, como o regime tarifário de “preços máximos” vigente no Brasil para a determinação das tarifas das concessionárias distribuidoras. 
	34. É imprescindível que todo regime de regulação por incentivos inclua a definição e efetiva implementação de um regime da qualidade do serviço técnico e atendimento comercial recebidos pelos clientes, que compreenda:
	i) A determinação de parâmetros que reflitam um nível mínimo de qualidade;
	ii) A efetiva medição desses parâmetros para cada cliente individual;
	iii) A definição e aplicação de penalidades para os casos em que o serviço não alcança os níveis mínimos de qualidade exigidos, com valores determinados, por exemplo, com base no custo da energia não fornecida. É desejável que essas penalidades sejam pagas pela concessionária distribuidora aos clientes afetados pelo serviço de qualidade inadequada.
	III.2.4 – Tratamento Regulatório das Perdas de Energia
	35. Há necessidade de se definir um tratamento regulatório para as perdas de energia elétrica. É reconhecido que a concessionária distribuidora não possui controle sobre os custos da Parcela A, embora se possa admitir que ela possui certa capacidade para negociar os preços de compra de energia elétrica, dadas as condições e restrições determinadas pela legislação vigente. No entanto, é lícito afirmar que a concessionária possui uma forte capacidade de gestão sobre as perdas de energia elétrica, que influem na quantidade de energia elétrica comprada considerada para o cálculo da Parcela A. Com efeito, essas quantidades correspondem à soma das vendas da distribuidora com as perdas incorridas nas atividades desenvolvidas para fazer chegar a energia elétrica desde os pontos de produção até os pontos de consumo. Tais perdas podem ser separadas em: a) perdas associadas ao transporte de energia elétrica pelas redes de transmissão e distribuição envolvidas, denominadas “perdas técnicas”; e b) as chamadas “perdas não técnicas”, definidas como a diferença entre as perdas totais e as perdas técnicas. Esse segundo tipo de perda está diretamente associado à gestão comercial da concessionária distribuidora.
	36. A regulação econômica do serviço de distribuição deve transmitir sinais de eficiência em todos os temas relacionados à sua esfera de competência. Em particular, é importante considerar que um nível elevado de perdas se traduz na necessidade de incrementar a energia elétrica disponível na atividade de geração. No âmbito mundial e, em particular, em todos os países em desenvolvimento, o custo marginal de longo prazo de geração costuma ser mais alto que os custos associados à redução de perdas técnicas e não técnicas na atividade de distribuição.
	37. Assim, com a finalidade de calcular os montantes de energia que a concessionária deve comprar, o Regulador determina, para cada ano de um período tarifário, o nível máximo de perdas a serem admitidas sobre as quantidades de energia elétrica que a concessionária distribuidora prevê fornecer para atender todo o mercado de sua área de concessão. Essa determinação pode ser feita mediante a fixação de um valor único para todo o período tarifário ou mediante a definição de uma “trajetória” ou curva decrescente. Com o valor “regulatório” de perdas determinado dessa forma adicionado ao valor das perdas de energia na rede básica, se calcula o montante de energia a ser considerado na Parcela A das tarifas da concessionária. Isso significa valorar as perdas ao preço representativo das compras de energia elétrica da distribuidora. Do exposto, se depreende que a concessionária distribuidora tem um forte incentivo para reduzir as perdas em seu sistema elétrico a níveis inferiores ao “padrão regulatório”, já que poderá reter como benefício, durante o período tarifário, a diferença entre esse montante e o valor que possa obter na realidade, valorada ao preço de compra.
	III.2.5 – Tratamento Regulatório das Outras Receitas
	38. A apuração de outras receitas concentra-se na definição da receita regulatória de compartilhamento de infra-estrutura e sua reversão parcial em prol da modicidade tarifária. A receita de compartilhamento de infra-estrutura deve ser identificada, para cada concessionária de distribuição, a partir dos contratos de compartilhamento firmados, os quais deverão ser apresentados quando do processo de revisão tarifária periódica.
	39. Identificada a receita de compartilhamento e visando a implementação do incentivo de manter para a concessionária a remuneração sobre o capital próprio associado aos ativos compartilhados, deve ser considerado 90% (noventa por cento) do valor apurado como redutor tarifário a título de Outras Receitas.
	40. Não serão consideradas na apuração de outras receitas aquelas decorrentes de:
	 Atividades Extraconcessão;
	 Serviços Cobráveis ou Taxados;
	 Serviços de Consultoria; e
	 Aluguéis de Imóveis.
	41. Identificadas outras atividades não citadas nesta metodologia, estas serão avaliadas e suas receitas deverão estar sujeitas às seguintes regras:
	 Receitas decorrentes de atividades que não têm custos cobertos pelas tarifas do serviço básico não devem ser revertidas para modicidade tarifária como outras receitas, mas por meio de ajustes naturais na empresa de referência no ciclo seguinte;
	 Receitas de atividades cujos custos compõem as tarifas do serviço básico devem ser revertidas, em parte, para a modicidade tarifária, visando a recuperação desses custos. Nesse caso, também deve ser revertido, em prol da modicidade tarifária, 90% (noventa por cento) da receita da atividade estimada para o Ano-Teste.
	IV. A REVISÃO TARIFÁRIA PERIÓDICA DA CEPISA
	42. Conforme mencionado na seção III, a revisão tarifária periódica é realizada em duas etapas: o reposicionamento tarifário e o Fator X. No reposicionamento tarifário se trata de calcular a Receita Requerida da concessionária, que consiste na receita compatível com a cobertura de custos operacionais eficientes e com um retorno adequado sobre o capital prudentemente investido. Como a Receita Requerida é calculada em bases anuais, se trata de estabelecer um fluxo de receita compatível com os custos econômicos da prestação do serviço referenciados ao período de 12 meses subseqüentes à data da revisão tarifária. Para a concessionária CEPISA esse período anual, denominado ano-teste, compreende os 12 meses de agosto/2009 a julho/2010.
	43. O reposicionamento tarifário (RT) é o resultado da comparação entre a Receita Requerida (em R$) para o ano-teste e a Receita Verificada (em R$) da concessionária no mesmo período, conforme definido na fórmula a seguir:
	      (1)
	44. A Receita Requerida é composta pela Parcela A e Parcela B, referenciadas ao Ano-Teste, sendo que: 
	 a Parcela A é obtida pelo somatório dos custos relativos aos encargos setoriais, encargos de transmissão e de distribuição e de compra de energia, considerando os critérios estabelecidos em Resoluções específicas da ANEEL; e
	 a Parcela B é obtida pelo somatório dos custos operacionais eficientes, da remuneração dos investimentos prudentes e da quota de reintegração regulatória (depreciação).
	45. Para efeito de modicidade tarifária, são deduzidas da Receita Requerida as outras receitas, conforme apresentado na seção anterior. A Receita Verificada corresponde à receita que seria por ela auferida com as tarifas vigentes antes da revisão tarifária periódica, aplicadas ao mercado de venda do ano-teste.
	46. Os itens seguintes detalham os critérios e valores determinados para as parcelas A e B.
	IV.1 – DETERMINAÇÃO DO VALOR DA PARCELA A

	47. A Parcela A inclui os denominados custos “não-gerenciáveis” da concessionária, isto é, custos cujos montantes e variação não são administrados pela concessionária. Tais custos referem-se à compra de energia elétrica e aos encargos setoriais e custo com transporte de energia.
	48. Para se determinar o montante de compra de energia é necessário calcular o balanço energético da empresa, que implica em se determinar o valor regulatório de perdas de energia elétrica, o que é apresentado a seguir.
	IV.1.1 – PERDAS DE ENERGIA ELÉTRICA

	49. Inicialmente cabe explicitar alguns conceitos adotados nesta seção da Nota Técnica. Em relação às perdas de energia elétrica, denominam-se perdas na distribuição ao somatório de perdas técnicas e não técnicas, definidas como:
	 Perdas técnicas: montante de energia elétrica dissipada no sistema de distribuição decorrente das leis da Física relativas aos processos de transporte, transformação de tensão e medição de energia elétrica. Corresponde à soma de três parcelas: Joule, dielétrica e magnética; e
	 Perdas não técnicas: apuradas pela diferença entre as perdas totais e as perdas técnicas, considerando, portanto, todas as demais perdas associadas à distribuição de energia elétrica, tais como fraude e furtos de energia, erros de medição, erros no processo de faturamento, unidades consumidoras sem equipamento de medição, dentre outros.
	50. As perdas na distribuição são definidas como a diferença entre a energia injetada na rede de distribuição e a energia fornecida (considerados o mercado cativo, suprimento e consumidores livres faturados). As perdas técnicas de energia são calculadas pela ANEEL em cada processo de revisão tarifária e a diferença entre as perdas na distribuição e as perdas técnicas calculadas são as perdas não técnicas. As equações a seguir ilustram o conceito apresentado:
	Energia Injetada = Energia Fornecida + Perdas de Energia na Distribuição
	Perdas de Energia na Distribuição= Perdas Técnicas + Perdas Não Técnicas
	51. A figura a seguir apresenta a evolução das perdas na distribuição da CEPISA nos últimos anos. O percentual de perdas apresentado é calculado sobre a energia injetada.
	 Figura 6: Evolução das Perdas de Energia no Sistema de Distribuição  da CEPISA 
	(períodos de agosto a julho; 2009-2010: projeção da concessionária)
	52. Cabe à ANEEL, a cada novo ciclo tarifário, definir limites para o repasse das perdas para as tarifas dos consumidores de energia elétrica. No modelo de regulação price cap, o comportamento dos entes regulados é regido por incentivos e cabe ao regulador definir uma meta regulatória para as perdas globais. A definição da meta regulatória deve ser uma solução de compromisso entre a busca da modicidade tarifária e o correto incentivo para que as concessionárias reduzam suas perdas além do nível regulatório, uma vez que poderiam se apropriar dos ganhos advindos de tal situação.
	53. Assim, com a finalidade de calcular os montantes de energia que a concessionária deve comprar, o Regulador determina, para cada ano de um período tarifário, o nível máximo de perdas a ser admitido sobre a energia injetada em seu sistema distribuição. Essa determinação pode ser feita mediante a fixação de um valor único para todo o período tarifário ou mediante a definição de uma “trajetória” ou curva decrescente. Com o valor “regulatório” de perdas determinado dessa forma, adicionado ao valor das perdas de energia na rede básica, se calcula o montante de energia a ser considerado na Parcela A das tarifas da concessionária.
	54. Cabe aqui destacar que as perdas não técnicas regulatórias da CEPISA na primeira revisão tarifária tiveram uma definição de trajetória decrescente, conforme homologação de seus resultados em agosto de 2005, conforme tabela a seguir e detalhes constantes da Nota Técnica n] 275/2009-SRE/ANEEL, de 06.08.2009.
	Tabela - Trajetória Original de Perdas Não – Técnicas 
	do 1º Ciclo (sobre mercado de venda)
	2005/2006
	2006/2007
	2008/2009
	2008/2009
	Perdas Técnicas 
	18,51%
	18,51%
	18,51%
	18,51%
	Perdas Não Técnicas 
	26,12%
	22,75%
	19,37%
	16,00%
	Perdas na Distribuição
	44,63%
	41,26%
	37,88%
	34,51%
	55. A Superintendência de Regulação dos Serviços de Distribuição – SRD definiu o nível de perdas técnicas da concessionária em 13,16% da energia injetada, em caráter provisório, até que sejam sanadas inconsistências de dados encaminhados pela concessionária, conforma Notas Técnicas 052 e 072 - SRD/ANEEL.
	56. O mecanismo utilizado na definição do referencial regulatório de perdas não técnicas regulatórias é o da comparação entre as empresas. Ou seja, define-se o nível regulatório de perdas não técnicas observando-se, em especial, os níveis praticados por empresas comparáveis, bem como os níveis históricos praticados pela própria empresa. Para a comparação, o referencial utilizado são as perdas não técnicas sobre o mercado de baixa tensão, por ser o segmento onde se concentram as perdas dessa natureza.
	57. Com o objetivo de se fazer uma comparação de forma apropriada, são observados fatores que influenciam de forma direta e indireta as perdas não técnicas e seus níveis em todas as áreas de concessão e também fatores específicos de cada distribuidora. O conjunto desses fatores define o que se convencionou chamar de “complexidade de combate às perdas não técnicas”, ou, simplesmente, complexidade. Quanto maior a complexidade, maior a dificuldade de se combater às perdas não técnicas.
	58. Para possibilitar a comparação, foi construído um “índice de complexidade” que levou em consideração diversos fatores que influenciam no combate às perdas não técnicas. As empresas são então ordenadas de acordo com a complexidade de combate às perdas não técnicas. A Nota Técnica nº. 342/2008-SRE/ANEEL detalha a metodologia utilizada. 
	59. Concessionárias comparáveis no que diz respeito às perdas não técnicas são aquelas cujas áreas de concessão são tão ou mais complexas, já consideradas as probabilidades de inversão das posições no ranking de complexidade. 
	60. No caso da CEPISA, tal análise indicou a necessidade de definição de uma trajetória de redução de perdas não técnicas. Isto, porque, a observação empírica demonstrou que existe pelo menos uma empresa comparável com nível de perdas não técnicas (sobre o mercado de baixa tensão) mais baixo. A trajetória será linear, calculada pela razão entre o percentual de redução de perdas no ciclo tarifário (diferença entre o percentual de perdas não técnicas no ponto de partida e chegada) e o número de anos do ciclo tarifário. A figura abaixo ilustra como o seria a trajetória ao longo do ciclo de empresa com ciclo de 4 anos. É importante notar que no primeiro ano do segundo ciclo tarifário (ano teste) já ocorre o primeiro degrau de redução.
	61. O ponto de partida foi definido da seguinte forma: Primeiramente, a partir do mercado total (Fornecimento, Suprimento e Livre) do ultimo período tarifário e do percentual de perdas globais (sobre energia injetada), referente ao menor valor do histórico recente da empresa, calcula-se a energia injetada e o volume (em MWh) de perdas globais. Pelo produto entre o percentual de perdas técnicas (conforme cálculo efetuado pela SRD) e energia injetada (conforme cálculo anterior) obtém-se o volume (em MWh) de perdas técnicas e, por diferença, de perdas não técnicas. Em seguida, o percentual de perdas não técnicas no ponto de partida foi calculado pela razão entre as perdas não técnicas e o mercado de baixa tensão do ultimo período tarifário.
	62. As perdas globais na distribuição foram estabelecidas com a verificação do menor valor entre a meta regulatória estabelecida na primeira revisão tarifária para alcance ao final do primeiro ciclo (2005-2009) conforme Nota Técnica 275/2009-SRE/ANEEL, de 06.08.2009, e o histórico recente desde aquela revisão, obtendo-se o valor de 23,83% de perdas não técnicas em relação ao mercado de baixa tensão para o ano teste, equivalente a 11,85% em relação à energia injetada.
	63. Registre-se ainda que a trajetória de redução proposta foi analisada do pondo de vista do impacto tarifário do volume de recursos alocados para o combate às perdas em comparação com o benefícios esperados, e se mostrou viável.
	64. Face ao exposto, nos reajustes anuais subseqüentes a esta revisão o limite regulatório para as perdas na distribuição da CEPISA obedecerá a uma trajetória decrescente, conforme tabela a seguir. O referencial para o índice de perdas técnicas é a energia injetada da concessionária, enquanto que para perdas não técnicas o referencial a ser utilizado nos reajustes tarifários é o nível de perdas não técnicas sobre o mercado de baixa tensão.
	Tabela 3: Nível de Perdas para Cada Ano do Ciclo
	Ano
	Ano Teste
	2010/2011
	2011/2012
	2012/2013
	Perdas Técnicas
	(sobre energia injetada)
	13,16%
	13,16%
	13,16%
	13,16%
	Perdas Não Técnicas
	(sobre o mercado BT)
	23,83%
	22,47%
	21,10%
	19,74%
	65. O referencial do percentual das perdas não técnicas em relação ao mercado de baixa tensão da distribuidora visa impedir que as variações de mercado na média e alta tensão influenciem no montante de perdas não técnicas admitido. Isto porque as variações nas perdas não técnicas decorrem do surgimento e regularização de fraudes e furtos e , ao contrário das perdas técnicas, em nada se relacionam com ao fluxo de potência na rede da distribuidora.
	IV.1.2 – BALANÇO ENERGÉTICO

	66. Para o cálculo da despesa com energia elétrica comprada para a revenda, elaborou-se o Balanço Energético da concessionária, que apura as sobras ou déficits de energia elétrica considerando o período de referência em questão.
	67. As sobras ou déficits são calculados a partir da diferença entre os totais de energia contratada e energia requerida, ambos do período de referência. A energia disponível é igual ao somatório das seguintes informações físicas: geração própria, CCEAR, compra de energia de contratos bilaterais e quota de energia do PROINFA. A energia requerida é obtida a partir do mercado de venda da concessionária, adicionado das perdas regulatórias, calculadas conforme os percentuais estabelecidos no item anterior.
	68. Os requisitos de energia elétrica da CEPISA para atendimento ao seu mercado de referência no ano-teste é de 2.864.059 MWh, formado por 2.096.812 MWh para atendimento ao mercado de fornecimento e suprimento e  767.247MWh para cobertura das perdas de energia elétrica.  
	69. A CEPISA apresentou, para o ano-teste, sobras de energia elétrica no montante de 657.945 MWh, conforme demonstrado no quadro abaixo.
	Tabela 4: Balanço Energético
	DESCRIÇÃO
	CÁLCULO
	TOTAL (MWh)
	GERAÇÃO PRÓPRIA
	(1)
	PROINFA
	(2)
	58.469
	COMPRAS – Contratos CCEAR
	(3)
	3.463.535
	ENERGIA DISPONÍVEL
	(4) = (1) + (2) + (3)
	3.522.004
	Fornecimento
	(5)
	1.963.776
	Suprimento
	(6)
	133.036
	Consumidores Livres
	(7)
	134
	TOTAL DE VENDAS
	(8) = (5) + (6)
	2.096.812
	Perdas Regulatórias no Sistema de Distribuição (MWh)
	(9) 
	699.575
	Perdas Regulatórias na Rede Básica (MWh)
	(10)
	67.673
	Total de Perdas Regulatórias (MWh)
	(11) =(9)+(10)
	767.247
	ENERGIA REQUERIDA (Mercado Regulatório)
	(12) = (8) + (11)
	2.864.059
	DISPONIBILIDADE LÍQUIDA (SOBRAS)
	(13) = (4) – (12)
	657.945
	IV.1.3 – COMPRA DE ENERGIA ELÉTRICA

	70. A Lei n.º 10.848, de 15 de março de 2004, que trata da comercialização de energia elétrica, alterou as regras de compra e venda de energia elétrica, especialmente no que diz respeito às concessionárias de distribuição de energia elétrica. Foram estabelecidas regras diferenciadas em função do porte da concessionária, ou seja, aquelas com mercado próprio maior ou igual a 500 GWh/ano e aquelas que atendem um consumo inferior a esse patamar.
	71. O modelo instituído pela Lei n.º 10.848/2004 define dois ambientes em que as contratações devem ser feitas. O primeiro é o Ambiente de Contratação Regulada – ACR e o segundo o Ambiente de Contratação Livre – ACL. Os agentes de distribuição devem comercializar energia exclusivamente no ACR. O art. 2º da Lei n.º 10.848/04 determina que as empresas de distribuição de energia elétrica “deverão garantir o atendimento à totalidade de seu mercado, mediante contratação regulada”. A compra nesse ambiente é efetivada por meio de leilões, promovidos pela ANEEL ou pela Câmara de Comercialização de Energia Elétrica – CCEE.
	72. No cumprimento da obrigação de contratação para o atendimento à totalidade do mercado, também será considerada a energia elétrica contratada até 16 de março de 2004 e proveniente de geração distribuída, de usinas contratadas na primeira etapa do PROINFA e de Itaipu Binacional.
	73. Quando se trata da compra de energia por agentes de distribuição com mercado próprio menor que 500 GWh/ano, além de permitir: a (i) participação em leilões de compra no ACR; a legislação ainda possibilita a compra de energia (ii) de geradores distribuídos, na forma dos arts. 14 e 15 do Decreto n.º 5.163, de 30 de julho de 2004; (iii) com tarifa regulada do atual agente supridor; ou (iv) mediante processo de licitação pública promovido pelos agentes de distribuição. As condições gerais para a contratação do suprimento de energia elétrica para essas concessionárias foram estabelecidas por meio da Resolução Normativa n.º 206, de 22 de dezembro de 2005, alterada pela Resolução Normativa n.º 243, de 19 de dezembro de 2006.
	74. Com o intuito de complementar a energia necessária ao atendimento do mercado, o art. 26 do Decreto n.º 5.163/2004 prevê a compra por meio de Leilões de Ajustes no ACR, em que podem ser adquiridos contratos de até um 1% da carga da distribuidora. Esses contratos são caracterizados por uma duração de, no máximo, dois anos.   
	75.   No Ambiente da Contratação Livre – ACL destacam-se as operações de compra e venda de energia elétrica envolvendo: i) agentes concessionários; ii) permissionários e autorizados de geração; iii) comercializadores; iv) importadores; v) exportadores de energia elétrica; e vi) consumidores livres.
	76. De acordo com o art. 48 do Decreto n.º 5.163/2004, os consumidores cuja carga seja maior ou igual a 500 kW, quando adquirirem energia de fontes solar, eólica, biomassa, cuja potência instalada seja menor ou igual a 30 MW, serão incluídos no ACL, da mesma forma que os consumidores livres.
	77. Ainda, as concessionárias de distribuição situadas nas Regiões Sul, Sudeste e Centro-Oeste estão obrigadas a adquirir a energia elétrica gerada pela usina hidrelétrica de Itaipu.
	78. O valor da despesa com compra de energia elétrica de Itaipu é apurado com base na tarifa de repasse de potência da Itaipu Binacional e nos montantes de potência e energia associada, publicados em Resolução Normativa da ANEEL. Para valoração dessa despesa, considera-se a taxa de câmbio, em R$/US$, e adota-se a data próxima ao reajuste tarifário anual ou revisão tarifária periódica. A tarifa de Itaipu é fixada em dólares e publicada por meio de Resolução Homologatória da ANEEL.
	79. Os atuais contratos se classificam nas modalidades a seguir:
	 Contratos Bilaterais (CB) – são os contratos de livre negociação entre os agentes, firmados antes da Lei n.º 10.848/2004. As contratações de energia de Geração Distribuída por meio de chamada pública, realizadas após a Lei n.º 10.848/2004, também são classificadas como Contratos Bilaterais, assim como aquelas oriundas das licitações realizadas pelas próprias concessionárias com mercado menor que 500 GWh/ano. A Resolução Normativa n.º 167, de 10 de outubro de 2005, estabelece as condições para a comercialização de energia proveniente de Geração Distribuída. Os montantes de energia desses contratos são registrados na CCEE pelo agente vendedor e validados pelo agente comprador. 
	 Contratos de Leilões (CL) – são os contratos de compra e venda de energia anteriores ao Decreto n.º 5.163/2004, decorrentes de leilão público de montantes de energia, realizados no âmbito do antigo Mercado Atacadista de Energia – MAE (hoje Câmara de Comercialização de Energia Elétrica – CCEE). 
	 Contratos de ITAIPU (IT) – referem-se à energia comercializada por Itaipu Binacional com as concessionárias de distribuição de energia elétrica adquirentes das quotas-partes da produção disponibilizada para o Brasil, conforme o disposto na Resolução Normativa n.º 218, de 11 de abril de 2006. A ELETROBRÁS é o agente comercializador dos contratos de Itaipu, para fins de registro na CCEE. 
	 CCEAR – são contratos de comercialização de energia no ambiente regulado, decorrentes de leilões definidos no Decreto n.º 5.163/2004, para empreendimentos de geração existentes e novos empreendimentos de geração.
	 CCE – Contrato de Compra e Venda de Energia, celebrado entre concessionária ou permissionária de distribuição com mercado próprio inferior a 500 GWh/ano e o atual agente supridor, conforme regras definidas nas Resoluções Normativas n.º 206, de 22 de dezembro de 2005 e n.º 243, de 19 de dezembro de 2006.
	80. Para o cálculo dos custos com compra de energia elétrica, que compõem a Parcela A da Receita Requerida da concessionária, tomam-se como ponto de partida os montantes de energia de Itaipu, de contratos bilaterais e de leilões públicos de energia, necessários para o atendimento ao mercado previsto para o ano-teste da revisão, acrescido de um adicional a título de perdas regulatórias de energia elétrica. 
	81. Para manter a neutralidade da Parcela A, torna-se necessário calcular a valoração dos montantes de energia admitidos para o ano-teste pelas tarifas que estarão vigentes na data de revisão tarifária periódica da concessionária, ou seja, em 28 de agosto de 2009.
	82. Na tabela a seguir estão relacionados os contratos de compra de energia elétrica da CEPISA. Esses contratos, incluindo o Proinfa, totalizam  3.522.004 MWh. Para efeito de cálculo da despesa com compra de energia elétrica foi considerado o montante de energia de 3.055.161 MWh para atendimento ao mercado do ano-teste considerando as perdas tratadas anteriormente.
	83. Na tabela  estão relacionados além dos contratos de compra de energia elétrica da CEPISA, os seus respectivos montantes bem como as despesas de cada contrato.
	Tabela 5: Contratos de Compra de Energia Elétrica da CEPISA e respectivas Tarifas
	84. Os preços dos CCEAR e foram reajustados conforme fórmula de reajuste estabelecida em cada contrato de compra e venda de energia da CEPISA com a respectiva vendedora. 
	85. Com base no exposto, os custos a serem considerados na Receita Requerida da concessionária CEPISA a título de compra de energia elétrica são de R$ 238.037.141,29.
	IV.1.4 – ENCARGOS SETORIAIS E CUSTO COM TRANSPORTE DE ENERGIA

	86. Os Encargos Setoriais, RGR, CCC, CDE, CFURH, TFSEE, ONS, PROINFA e ESS são definidos em Leis, têm destinação específica e resultam de políticas de Governo para o setor elétrico nacional. Seus valores são estabelecidos pela ANEEL, e não representam receita para a concessionária. Já os custos com transporte de energia elétrica cobrem o custo de transmissão da energia das usinas até as redes de distribuição da concessionária, sendo compostos por Rede Básica e Conexão, não constituindo receita da concessionária.
	IV.1.4.1 – Encargos Setoriais

	87. A Reserva Global de Reversão – RGR foi criada pelo Decreto n.º 41.019, de 26 de fevereiro de 1957. A Lei n.º 9.648, de 1998, definiu que a RGR seria extinta em 31 de dezembro de 2002. A Lei n.º 10.438, de 26 de abril de 2002, estendeu sua vigência até 2010. A RGR refere-se a um valor anual estabelecido pela ANEEL com a finalidade de prover recursos para reversão, encampação, expansão e melhoria do serviço público de energia elétrica, para financiamento de fontes alternativas de energia elétrica, para estudos de inventário e viabilidade de aproveitamentos de potenciais hidráulicos e para desenvolvimento e implantação de programas e projetos destinados ao combate ao desperdício e uso eficiente da energia elétrica. Seu valor anual equivale a 2,5% dos investimentos efetuados pela concessionária em ativos vinculados à prestação do serviço de eletricidade, limitado a 3,0% de sua receita anual. A Quota de RGR fixada anualmente é paga mensalmente em duodécimos pelas concessionárias à ELETROBRÁS, que é a gestora dos recursos arrecadados para esse fim.
	88. A Conta de Consumo de Combustíveis Fósseis – CCC foi criada pelo Decreto n.º 73.102, de 7 de novembro de 1973. A CCC tem como finalidade o rateio dos custos relacionados ao consumo de combustíveis para geração de energia termoelétrica. Esse tipo de geração de energia apresenta custos superiores à geração hidroelétrica, onde utiliza-se combustíveis como óleo combustível, óleo diesel e carvão. A geração termoelétrica é essencial nas regiões do país localizadas fora da área de atendimento do sistema interligado, como na região Norte, nos denominados sistemas isolados. 
	89. Os custos da geração termoelétrica dos sistemas isolados são rateados por todos os consumidores do país, mediante a fixação de valores anuais para cada concessionária de distribuição, proporcionais ao seu mercado, e podem variar em função da necessidade do uso das usinas termoelétricas. Os valores da CCC são fixados anualmente pela ANEEL, com base no Plano Anual de Combustíveis – PAC, elaborado pela ELETROBRÁS, após analisar a previsão de geração térmica elaborada pelo Comitê Técnico de Planejamento do Grupo Técnico Operacional da Região Norte – GTON, para os Sistemas Isolados e, até 2005, pelo Operador Nacional do Sistema – ONS, para os Sistemas Interligados Sul/Sudeste/Centro-Oeste e Norte/Nordeste. Essas previsões são feitas com base nas condições previstas de hidraulicidade, na taxa esperada de crescimento do consumo para o ano corrente e nos preços dos combustíveis vigentes aplicados sobre a necessidade de geração térmica. A Quota da CCC é paga mensalmente pelas concessionárias à ELETROBRÁS, que é a gestora dos recursos arrecadados para esse fim.
	90. Até 2005, as Quotas de CCC eram estabelecidas para os seguintes sistemas elétricos: i) Sistema Interligado Sul/Sudeste/Centro-Oeste; ii) Sistema Interligado Norte/Nordeste; e iii) Sistemas Isolados. De acordo com a Lei n.º 9.648/1998, e a Resolução ANEEL n.º 261, de 13 de agosto de 1998, a partir de 1º de janeiro de 2006, ficou extinto o benefício da CCC para a geração de energia elétrica nos sistemas elétricos interligados. 
	91. A Conta de Desenvolvimento Energético – CDE foi criada pela Lei n.º 10.438/2002 e refere-se ao valor anual estabelecido pela ANEEL com a finalidade de prover recursos para: i) o desenvolvimento energético dos Estados; ii) a competitividade da energia produzida a partir de fonte eólica, pequenas centrais hidrelétricas, biomassa, gás natural e carvão mineral, nas áreas atendidas pelos sistemas elétricos interligados; e iii) promover a universalização do serviço de energia elétrica em todo o território nacional. A CDE, cuja duração é de 25 anos, é fixada anualmente e paga mensalmente pelas concessionárias à ELETROBRÁS.
	92. Os recursos necessários ao funcionamento da CDE são provenientes (i) dos pagamentos anuais realizados a título de Uso de Bem Público – UBP; (ii) das multas aplicadas pela ANEEL; e (iii) dos pagamentos de quotas anuais por parte de todos os agentes que comercializem energia elétrica com o consumidor final.
	93. Os valores dos recursos provenientes do pagamento pelo UBP, estabelecidos nos contratos de concessão de geração e das multas impostas aos agentes do Setor pela ANEEL, são aplicados, exclusivamente e até quando necessário, no desenvolvimento da universalização do serviço público de energia elétrica no meio rural, nos termos da Lei n.º 10.762/2003.
	94. Para os valores de multas aplicadas pela ANEEL, nos termos da Lei n.º 9.427, de 26 de dezembro de 1996, e do Decreto n.º 2.335, de 6 de outubro de 1997, somente poderão ser considerados, para efeito de receita da CDE, aqueles efetivamente depositados na conta ELETROBRÁS-CDE que, conforme a legislação prevê, são destinados à universalização.
	95. As quotas da CDE foram definidas originalmente com base nos valores da CCC dos Sistemas Interligados de 2001, cujos valores foram reajustados anualmente, a partir de 2002, na proporção do crescimento de mercado de cada agente, e em 2004 também pelo Índice de Preço ao Consumidor Amplo – IPCA (IBGE). As quotas da CDE para o exercício seguinte têm por base a quota definida para o exercício anterior, incorporando o crescimento de mercado, no período de setembro/ano1 a agosto/ano2, e atualizado pelo IPCA do mesmo período.
	96. A Compensação Financeira pela Utilização de Recursos Hídricos – CFURH foi criada pela Lei n.º 7.990, de 28 de dezembro de 1989. O cálculo da CFURH baseia-se na geração efetiva das usinas hidrelétricas, de acordo com a seguinte fórmula: CFURH = TAR x GH x 6,75%, em que TAR refere-se à Tarifa Atualizada de Referência estabelecida anualmente pela ANEEL (em R$/MWh) e GH é o montante (em MWh) da geração mensal da usina hidrelétrica. Do montante correspondente ao percentual de 6% arrecadado mensalmente a título de compensação financeira, 45% se destinam aos estados, 45% aos municípios, 3% ao Ministério de Meio Ambiente, 3% ao Ministério de Minas e Energia e 4% ao Fundo Nacional de Desenvolvimento Científico e Tecnológico administrado pelo Ministério de Ciência e Tecnologia. Os recursos correspondentes aos 0,75% constituem pagamento pelo uso de recursos hídricos e são receitas da Agência Nacional de Águas - ANA para aplicação na implementação do Sistema Nacional de Gerenciamento de Recursos Hídricos.
	97. A Taxa de Fiscalização de Serviços de Energia Elétrica – TFSEE foi instituída pela Lei n.º 9.427, de 26 de dezembro de 1996, e equivale a 0,5% do benefício econômico anual auferido pela concessionária. O valor anual da TFSEE é estabelecido pela ANEEL com a finalidade de constituir sua receita e destina-se à cobertura do custeio de suas atividades. A TFSEE fixada anualmente é paga mensalmente em duodécimos pelas concessionárias.
	98. A Lei n.º 10.438, de 26 de abril de 2002, instituiu o Programa de Incentivo às Fontes Alternativas de Energia Elétrica – PROINFA, com o objetivo de aumentar a participação de fontes alternativas renováveis na produção de energia elétrica (energia eólica, biomassa e pequena central hidrelétrica), privilegiando empreendedores que não tenham vínculos societários com concessionárias de geração, transmissão ou distribuição de energia elétrica, visando, também, ao aumento da participação de agentes no setor elétrico.
	99. A responsabilidade pela contratação da energia elétrica gerada no âmbito do PROINFA é da ELETROBRÁS, de forma que todos os custos concernentes à aquisição da energia gerada pelo PROINFA incorridos pela ELETROBRÁS, inclusive os custos administrativos, financeiros e os decorrentes de encargos tributários, são rateados por todas as classes de consumidores finais atendidos pelo Sistema Elétrico Interligado – SIN, exclusive os integrantes da Subclasse Residencial Baixa Renda cujo consumo seja igual ou inferior a 80 kWh/mês.
	100. A Resolução Normativa ANEEL n° 127, de 6 de dezembro de 2004, estabeleceu os procedimentos para o rateio do custo PROINFA, bem como para a definição das respectivas quotas de energia elétrica, nos termos do Decreto n.º 5.025, de 30 de março de 2004.
	101. O Encargo de Serviços do Sistema – ESS representa o custo incorrido para manter a confiabilidade e a estabilidade do Sistema para o atendimento da carga, apurado mensalmente pela CCEE e pago pelos agentes da categoria de consumo aos agentes de geração que prestarem serviços não remunerados pelo Preço de Liquidação de Diferenças – PLD. 
	102. O ESS divide-se em Encargo de Serviços de Restrição de Transmissão e o Encargo de Serviços Ancilares. Este último inclui o cálculo do pagamento pelo uso de combustível gasto em reserva de prontidão, gasto com investimentos para prestação de serviços ancilares e custo de operação como compensador síncrono, conforme Resoluções ANEEL n.º 265, de 10 de junho de 2003, e n.º 688, de 24 de dezembro de 2003. A maior parte desse encargo diz respeito ao pagamento para geradores que receberam ordem de despacho do ONS para atendimento a restrições de transmissão.  
	103. O encargo referente à Pesquisa e Desenvolvimento Energético (P&D) foi criado pela Lei n.º 9.991, de 24 de julho de 2000, que estabelece que as concessionárias e permissionárias de serviços públicos de distribuição de energia elétrica ficam obrigadas a aplicar anualmente o montante de, no mínimo, 0,75% de sua receita operacional líquida em pesquisa e desenvolvimento do setor elétrico e, no mínimo, 0,25% em programas de eficiência energética.
	104. As distribuidoras pagam mensalmente valores relativos ao custeio das atividades do Operador Nacional do Sistema – ONS. Esse tem como atividades a coordenação e o controle da operação dos sistemas elétricos interligados, e a administração e coordenação da prestação dos serviços de transmissão de energia elétrica por parte das transmissoras aos usuários acessantes da rede básica. 
	105. Assim, os valores dos encargos setoriais considerados nesta revisão tarifária, bem como os atos legais que lhes deram origem, estão demonstrados no quadro a seguir:
	Tabela 6: Encargos Setoriais da CEPISA
	IV.1.4.2 – Custos com Transporte de Energia

	106. O Uso das Instalações da Rede Básica e das Demais Instalações de Transmissão de Energia Elétrica refere-se aos valores pagos pelas concessionárias de distribuição às Transmissoras, conforme Contrato de Uso do Sistema de Transmissão – CUST celebrado com o ONS, para acesso à rede de transmissão do sistema interligado. São calculados mensalmente pelo ONS, com base nos valores de demanda de potência multiplicados por tarifa específica estabelecida pela ANEEL. Essa tarifa, por sua vez, depende da receita anual permitida para as concessionárias de transmissão para cobrir os custos decorrentes da atividade de transmissão. A ANEEL estabeleceu a Tarifa de Uso do Sistema de Transmissão (TUST), nas formas de TUSTRB, relativa ao uso de instalações da Rede Básica, e TUSTFR, referente ao uso de instalações de fronteira com a Rede Básica.
	107.  O Uso das Instalações de Conexão refere-se ao uso, pelas distribuidoras, das instalações de conexão não integrantes da rede básica e pertencentes às transmissoras, para conectar-se às instalações da rede básica de transmissão. As instalações de conexão são disponibilizadas diretamente aos acessantes pelas proprietárias, mediante contrato de conexão ao sistema de transmissão. Os valores desse encargo são estabelecidos pela ANEEL e têm reajuste anual concatenado com as tarifas de fornecimento das distribuidoras de energia elétrica.
	108. Os encargos associados às instalações de transmissão foram informados pela Superintendência de Regulação dos Serviços de Transmissão – SRT, por meio do Memorando nº 269/2009-SRT/ANEEL, de 3 de agosto de 2009,  para o período de agosto de 2009 a julho de 2010.
	109. A receita referente às demais instalações de transmissão e às instalações de conexão, incluindo as instalações implantadas sob a luz da Resolução nº 489/2002, deve ser concatenada na data de reajuste tarifário ou revisão periódica das concessionárias ou permissionárias de distribuição, como encargos de conexão e transmissão. Por isso, o encargo anual de conexão na Tabela 7 foi atualizado pelo IGP-M de agosto de 2008 a julho de 2009.
	110. Adicionalmente, a CEPISA firmou Contrato de Uso do Sistema de Distribuição com as distribuidoras: CELPE, CEMAR e COELCE cujos dispêndios anuais totalizam o valor de  R$ 690.728,78.
	111. Na presente revisão tarifária periódica, para os custos com transporte de energia da CEPISA, foram considerados os valores apresentados na tabela seguinte, que totalizam R$ 55.610.965,92 a preços de agosto de 2009.
	Tabela 7: Custos com Transporte de Energia da CEPISA
	112. Ressalta-se que, em relação aos encargos setoriais e os de transporte de energia, os valores definitivos de contribuição ao ONS e Rede Básica são considerados de acordo com as Resoluções vigentes na data do reposicionamento, 28/08/2009, enquanto que os valores dos encargos RGR, TFSEE, Conexão e Compra de Energia Elétrica são concatenados nesta data, ou seja, têm seus valores estabelecidos na data do reposicionamento tarifário da concessionária.
	IV.1.5 – VALOR TOTAL DA PARCELA A (VPA)

	113. Conforme já mencionado, a Parcela A deve ser neutra para efeito tarifário, ou seja, se reconhece que a concessionária não deve ser beneficiada ou prejudicada por eventos que não pode controlar. Assim, os custos da Parcela A são integralmente repassados às tarifas. O valor total apurado para a Parcela A da CEPISA, calculado nos termos dos itens IV.1.3 e IV.1.4 é de R$ 330.567.298,26, conforme detalhado na tabela abaixo.
	Tabela 8: Valor Total da Parcela A (VPA)
	Componente
	Valor (R$)
	Compra de Energia para Revenda
	238.037.141,29
	Encargos Setoriais
	36.919.191,04
	Custo com Transporte de Energia
	55.610.965,92
	Total  Parcela A
	330.567.298,26
	IV.2 – DETERMINAÇÃO DO VALOR DA PARCELA B

	114. Os itens a seguir detalham os valores definidos na Parcela B.
	IV.2.1 – CUSTOS OPERACIONAIS
	IV.2.1.1 – Enfoque Metodológico


	115. A construção dos custos operacionais passa pela elaboração dos custos de referência utilizando-se a ferramenta da Empresa de Referência e, posteriormente, pela análise de consistência dos resultados obtidos de forma a determinar os custos operacionais eficientes e que sejam aderentes às reais condições geo-econômicas do ambiente no qual a concessionária desenvolve sua atividade de prestação dos serviços de distribuição de energia elétrica.
	116. A determinação dos recursos necessários para a composição dos custos operacionais deve contemplar o dimensionamento dos seguintes itens:
	 Recursos humanos (administrativo e de operação e manutenção);
	 Infra-estrutura física, envolvendo edificações, móveis e sistemas de informática;
	 Materiais e serviços;
	 Transporte.
	117. Para a determinação das capacidades internas e externas requeridas para o cumprimento eficiente dos Processos e Atividades (P&A), deve-se analisar uma estrutura organizacional referencial, contemplando a definição dos postos de trabalho que a integram, a dotação dos recursos humanos de cada um deles e a remuneração dos mesmos. Para isto, a empresa de distribuição deve prestar eficientemente o serviço elétrico, através do cumprimento das atividades básicas de distribuição de energia elétrica considerando os requisitos de qualidade do produto oferecido e do serviço prestado, estabelecidos no contrato de concessão e nas normas regulatórias aplicáveis.
	118. Esse processo, quando eficiente, requer o funcionamento harmônico de uma estrutura organizacional adequadamente desenhada e implementada, contemplando a otimização dos recursos e custos atribuídos ao desempenho de cada processo e atividade. Calculada sob essas premissas, a receita máxima que a distribuidora poderá receber por esses serviços deverá assegurar um adequado retorno sobre o capital investido e fazer face a custos otimizados, considerados como tais custos eficientes minimizados no atendimento a níveis de qualidade crescentes.
	119. De uma forma geral, e independente do modelo estrutural que possa ser adotado em função de estratégias específicas, a organização da distribuidora requer o cumprimento de funções básicas, como descrito a seguir, e que serão utilizadas na composição da Empresa de Referência (ER), adotando-se nomenclatura típica:
	 Direção, Estratégia e Controle: Inclui atividades de: a) Direção Geral, no estabelecimento de estratégias e relacionamentos institucionais; b) Controle de Gestão, referidas ao monitoramento e ajuste do desempenho da gestão global da companhia; c) Assessoramento Legal, nos assuntos e situações onde for necessário;
	 Administração: Contempla atividades de: a) Gestão de Recursos Humanos, incluindo o recrutamento, a capacitação e a administração dos empregados permanentes e temporários (se houver) da organização; b) Compras e Contratos referentes à gestão (provisionamento e logística) dos produtos e serviços necessários; c) Informática e Comunicações, vinculadas ao desenvolvimento, implantação e a manutenção dos processos informatizados que suportam as atividades da concessionária;
	 Finanças: Contempla as atividades referentes à gestão econômico-financeira de curto e longo prazos, incluindo, entre outros, aspectos tais como a obtenção dos recursos financeiros necessários para a operação da distribuidora, a gestão tributária e o controle do seu endividamento;
	 Comercial: Contempla atividades de: a) Atendimento ao cliente, incluindo o atendimento personalizado e telefônico aos clientes; b) Serviço Técnico Comercial, incluindo a conexão de novos serviços, corte e religação, e controle de perdas “não técnicas”; c) Gestão Comercial, que inclui o planejamento, acompanhamento e controle da execução dos processos comerciais e atendimento aos clientes, acompanhamento das perdas “não técnicas”, laboratório de medidores e previsões de recursos; d) Compra de Energia e relacionamento com Grandes Consumidores que inclui atividades de comercialização de energia no atacado;
	 Técnica: Inclui atividades relacionadas às instalações físicas do sistema elétrico físico e de seu controle: a) Operação das instalações elétricas de forma programada ou intempestiva; b) Manutenção ou reparação programadas ou não programadas, inspeção e revisão, e adequação de instalações; c) Controle e supervisão das atividades de O&M, manejo dos sistemas de apoio, previsão de materiais e ferramentas, acompanhamento da qualidade do serviço.
	120. Os P&A de Direção, Estratégia e Controle e de Administração e Finanças não requerem funcionalidade com dispersão geográfica, sendo executados de maneira centralizada na sede corporativa da empresa. Cumpre observar que os P&A relacionados ao planejamento da expansão física do sistema elétrico, respectivos projeto e implantação (construção/obras) não são detalhados no escopo da Empresa de Referência, por estarem relacionados ao investimento remunerado no âmbito da concessão, não sendo as despesas correspondentes a pessoal, material, serviços de terceiros e outros tratados em rubricas de custeio.
	121. O processo de elaboração dessa estrutura da ER baseia-se nas funções descritas e contempla a análise dos postos de trabalho (em quantidade e qualificação) requeridos para prover o eficiente desempenho dessas funções, considerados os requisitos do contrato de concessão e outras normas regulatórias. Os P&A de Planejamento Técnico, Engenharia e Operação incluem tarefas que podem ser executadas de maneira centralizada e outras que devem ser cumpridas junto às regionais onde se encontram as instalações físicas utilizadas para prover os serviços. A operação e a manutenção (O&M) das instalações elétricas requerem descentralização geográfica, devendo realizar-se nos denominados “Centros de Serviço”.
	122. Interpretam-se como atividades de Operação e Manutenção (O&M) a manutenção corretiva e preventiva dos equipamentos e instalações que constituem as redes de distribuição, bem como as operações necessárias em tarefas programadas e para repor a continuidade do serviço.
	123. Os gastos que fazem parte dos custos de O&M surgem da avaliação a “preços de mercado” de todas as tarefas que devem ser exercidas por uma empresa eficiente. Os custos indiretos correspondentes às atividades de Direção, Estratégia e Controle não são componentes que devam incluir-se como parte dos custos de O&M, motivo pelo qual seu cálculo não deve ser considerado neste ponto. Avalia-se, então, a suficiência da dotação do pessoal disponível para estas tarefas, fazendo-se logo a comparação com outras empresas que possam ser consideradas referências válidas. A partir dessa análise, procede-se à determinação dos custos de O&M, reconhecendo-se inicialmente as atividades próprias de O&M em cada um dos segmentos ou níveis de tensão do sistema de distribuição.
	124. Quanto aos custos incluídos nesse referencial, consideram-se os seguintes itens:
	 Todos os gastos de pessoal, materiais, reposições para o equipamento elétrico e serviços;
	 Todas as anuidades de investimento de curto período de recuperação, como por exemplo: hardware e software, veículos, etc;
	 Toda a infra-estrutura de edifícios de uso geral, que se considera alugada.
	125. Dessa forma, os custos calculados não incluem os investimentos em ativos associados especificamente à prestação do serviço, ou seja, à rede elétrica composta por linhas de distribuição e subestações.
	126. Para efeito de determinação dos custos da estrutura de Administração, dos custos diretos e indiretos de Operação e Manutenção das instalações e das atividades de Comercialização, torna-se necessário desenhar uma Empresa de Referência (ER) que tenha uma estrutura eficiente e que realize suas atividades de maneira que os custos resultantes correspondam aos que existiriam no âmbito de um mercado competitivo. 
	127. Deste modo se obtém, a partir da consideração dos P&A típicos e de uma estrutura de administração adaptada à realidade geo-econômica da distruibuidora, o dimensionamento apropriado da ER, dotado dos recursos necessários para uma empresa caracterizada como eficiente. 
	128. O detalhamento dos critérios utilizados e os cálculos realizados são apresentados no Anexo I desta Nota Técnica e são apresentados sucintamente no item a seguir.
	IV.2.1.2 – Custos por Área

	129. A seguir encontra-se apresentado um quadro que resume os custos totais anuais que correspondem à gestão da ER, para prestar de forma eficiente os serviços de distribuição e comercialização de energia elétrica a seus clientes da área de concessão. Os valores estão projetados para agosto de 2009.
	Tabela 9: Custos Totais por Ano – Preços a Agosto de 2009
	IV.2.1.3 – Resultados Finais

	130. Os detalhes sobre a metodologia de cálculo dos custos operacionais aplicada, os itens de custos considerados e os respectivos cálculos encontram-se no Anexo I. Dessa forma, os custos operacionais admitidos como eficientes que devem ser cobrados na tarifa dos consumidores finais são de R$176.669.734,09.
	131. A Resolução nº. 234/2006, com redação dada pela Resolução nº. 338/2008 estabeleceu o referencial regulatório a ser utilizado nos processos de revisão tarifária a título de receitas irrecuperáveis, que no caso da CEPISA é de 0,90% da receita bruta da concessionária. 
	132. Considerando uma receita igual a R$ 816.831.896,81, inclusos PIS/COFINS com alíquota média de 5,78% e ICMS com alíquota de 23,41%, chega-se ao valor de R$7.351.487,07, a ser atribuído a título de perdas de receita irrecuperáveis.
	IV.2.2 – CUSTO DO CAPITAL

	133. A determinação da remuneração sobre o capital investido requer três definições:
	i) a taxa de retorno adequada a ser aplicada sobre o capital próprio e de terceiros;
	ii) a participação do capital próprio e de terceiros no capital total (estrutura de capital); e
	iii) o próprio valor do capital a ser remunerado, ou base de remuneração.
	134. Assim, a remuneração sobre o capital investido, que deve ser incluída nas tarifas, é o resultado da aplicação da taxa de retorno adequada para a atividade de distribuição no Brasil sobre o investimento a ser remunerado, ou base de remuneração.
	135. Os itens a seguir detalham a metodologia e os valores obtidos na determinação da estrutura de capital e da taxa de retorno sobre o capital próprio e de terceiros.
	IV.2.2.1 – Estrutura Ótima de Capital

	136. A definição de uma estrutura ótima de capital baseia-se no pressuposto concreto de que as empresas estão permanentemente tentando reduzir o custo de financiamento de suas operações. Para tanto, buscam encontrar um ponto ideal de alavancagem financeira (participação de capital de terceiros no capital total), uma vez que o capital de terceiros custa menos que o capital próprio. O aumento do grau de alavancagem, no entanto, introduz o risco de falência. 
	137. Dessa forma, a estrutura de capital é definida como as proporções dos diversos tipos de capital próprio (por exemplo: ações ordinárias, ações preferenciais) e de capital de terceiros (diversos tipos de obrigações, dívidas) no ativo total da empresa. Entretanto, na maioria dos estudos realizados, toma-se a estrutura de capital numa forma mais simples, agregando os diversos tipos de capital próprio numa única conta de capital próprio e os diversos tipos de capital de terceiros numa outra conta única de dívidas. Assim, quando são considerados apenas capitais próprios e de dívidas na estrutura de capital, pode-se definir a estrutura de capital pela razão capital de terceiros ou dívida (D) sobre capital total (P+D), ou seja, D/(P+D). 
	138. A estrutura de capital afeta a taxa de retorno de diversas maneiras. Primeiro, entra diretamente na fórmula do WACC (Weighted Average Cost of Capital), determinando os pesos dos diversos custos de capital que comporão a taxa de retorno. Segundo, tem impactos sobre diversos riscos, como o risco financeiro, já que a presença de capital de terceiros eleva a volatilidade dos retornos sobre capital próprio do projeto. 
	139. Além desses efeitos diretos, a estrutura de capital tem um efeito importante sobre o retorno sobre o capital total, devido ao tratamento diferenciado que recebem os juros de dívida e os juros pagos a título de remuneração do capital próprio, para efeito de abatimento no cálculo dos impostos sobre a renda. Se uma concessionária toma emprestado para financiar suas atividades, os juros pagos são abatidos diretamente do lucro da empresa. 
	140. A metodologia utilizada para o cálculo da estrutura ótima de capital das distribuidoras para o segundo ciclo de revisão tarifária (2007-2010) foi estabelecida na Resolução Normativa da ANEEL nº 234, de 31 de outubro de 2006. Segundo essa metodologia, a determinação da estrutura ótima de capital baseia-se em dados empíricos das empresas de distribuição de energia elétrica dos seguintes países que utilizam o regime regulatório de preços máximos: Argentina, Chile, Brasil, Austrália e Grã-Bretanha. A partir da análise da relação capital de terceiros/capital total (relação D/V) dessas empresas, é obtida a estrutura ótima de capital para as concessionárias brasileiras de distribuição de energia elétrica.
	141.  Primeiramente agrupa-se os cinco países em três grupos. O primeiro grupo de países, chamado de grupo 1, é formado por Argentina e Chile. A razão para o agrupamento desses dois é que ambos são países em desenvolvimento, cujas empresas de distribuição de eletricidade estão sujeitas à regulação de price cap. Posteriormente, agrupam-se a Austrália e a Grã-Bretanha, países com alto grau de desenvolvimento e que aplicam a regulação de price cap no setor de distribuição de eletricidade, que é chamado de grupo 2. Finalmente, forma-se o grupo 3 contendo apenas as empresas brasileiras.
	142. Após a formação dos três grupos, determina-se uma faixa de valores da relação capital de terceiros/capital total (relação D/V) para cada país a partir da observação empírica das empresas nos respectivos países. Em seguida, procede-se à formação de uma faixa de valores da relação D/V para cada grupo.  
	143. Formalmente, o procedimento para a construção da faixa de valores em cada um dos grupos citados consiste nos dois passos seguintes:
	 Determinação de uma faixa para cada país. O limite inferior dessa faixa é igual à média das relações D/V (médias das empresas) dos últimos três anos menos ½ (meio) desvio-padrão médio dos últimos três anos, enquanto o limite superior é igual a essa mesma média mais ½ (metade) desse mesmo desvio-padrão;
	 Determinação de uma faixa para os grupos 1 e 2, cujo limite inferior é igual à média dos limites inferiores das faixas dos dois países e cujo limite superior é igual à média dos limites superiores das faixas dos dois países. Obteve-se então o intervalo [36,36 – 51,84%] para o grupo 1 e [64,12 – 77,54%] para o grupo 2.
	144. O passo seguinte combina as faixas desses dois grupos (1 e 2), obtendo-se uma outra faixa que servirá de comparação com a que resulta dos dados brasileiros (grupo 3). O procedimento a ser seguido é o seguinte:
	 Realiza-se a união das faixas dos grupos 1 e 2 para se obter uma nova faixa. O limite inferior dessa faixa é obtido por considerar o menor valor de D/V entre as faixas obtidas para cada grupo, enquanto o limite superior é o maior. Com a união das faixas, obtém-se o intervalo de variação que se esperaria encontrar para empresas distribuidoras de eletricidade de países que já usam o regime de price-cap há algum tempo. O intervalo obtido com este procedimento foi então de [36,36 – 77,54%].
	 Determina-se a faixa para a relação D/V das empresas brasileiras como a interseção da faixa obtida a partir dos dados das empresas brasileiras (grupo 3) com a faixa obtida no passo anterior. A faixa obtida para o grupo 3 foi [44,62 – 66,59%], sendo a interseção resultante igual a [44,62 – 66,59%].
	145. De posse do intervalo regulatório, a meta pontual será o valor dentro desse intervalo final que mais se aproxima da média da faixa definida pela união dos grupos 1 e 2. O valor resultante foi então de 56,95% para a participação de dívida no capital total. Após o ajuste em função da participação da RGR na dívida das empresas, o valor final adotado foi de 57,16% para a estrutura de capital.
	IV.2.2.2 – Custo Médio Ponderado de Capital (WACC)

	146. Para o cálculo da taxa de retorno utiliza-se a metodologia do Custo Médio Ponderado de Capital (Weighted Average Cost of Capital - WACC), incluindo o efeito dos impostos sobre a renda. Esse enfoque busca proporcionar aos investidores um retorno igual ao que seria obtido sobre outros investimentos com características de risco comparáveis. Em suma, se trata de considerar na tarifa uma remuneração que corresponda exclusivamente ao custo de oportunidade do capital do investidor. 
	147. Assim, o método do WACC procura refletir o custo médio das diferentes alternativas de financiamento (capital próprio e de terceiros) disponíveis para o empreendimento, sendo expresso pela seguinte fórmula:
	      (2)
	onde:
	rwacc: custo médio ponderado de capital após impostos (taxa de retorno);
	rP: custo do capital próprio;
	rD: custo da dívida;
	P: capital próprio;
	D: capital de terceiros ou dívida;
	T: alíquota tributária marginal efetiva.
	148. A seguir apresenta-se, de forma sintética, o cálculo do custo de capital próprio e de terceiros, que compõem o custo médio ponderado (WACC).
	a) Custo de Capital Próprio
	149. Para o custo de capital próprio adota-se o método CAPM (Capital Asset Pricing Model), que busca identificar a percepção do mercado sobre os verdadeiros riscos do setor. O modelo de custo do capital próprio pelo método Capital Asset Pricing Model (CAPM), no mercado doméstico (Brasil), em reais, encontra-se expresso na fórmula a seguir.
	      (3)
	onde: 
	rCAPM: custo de capital próprio;
	rf: taxa de retorno do ativo livre de risco;
	(: beta do setor regulado;
	rm-rf: prêmio de risco do mercado de referência;
	rR: prêmio de risco de regime regulatório;
	rB: prêmio de risco país;
	rX: prêmio de risco cambial.
	150. Para a taxa livre de risco (rf) utiliza-se o rendimento do bônus do tesouro americano com vencimento de 10 anos e duration de aproximadamente 8 anos. Para esse título, utilizou-se a média das taxas de juros anuais no período de janeiro de 1995 a junho de 2006, obtendo-se, através de média aritmética, uma taxa de juros média anual de 5,32%.
	151. O prêmio de risco de mercado (rm-rf) é calculado a partir da diferença entre os retornos médios da taxa livre de risco e do índice Standard & Poor’s 500 (S&P500), que consiste num índice composto pelas ações das 500 maiores empresas negociadas na bolsa de Nova Iorque. Dessa forma, com base nas séries históricas de janeiro de 1928 a junho de 2006, obteve-se uma taxa anual média (aritmética) de retorno do mercado acionário de 6,09%.
	152. O cálculo do Beta (() envolve os seguintes passos: i) cálculo do Beta alavancado para a amostra de empresas de energia elétrica dos EUA que apresentem a transmissão e distribuição em suas atividades; ii) desalavancagem dos Betas obtidos para cada empresa, utilizando-se o grau de alavancagem específico de cada empresa e a alíquota de 40% de imposto de renda dos EUA, obtendo-se o Beta associado ao risco do negócio; iii) cálculo da média dos Betas desalavancados ponderado pela participação dos ativos das empresas no total de ativos da amostra, cujo resultado chamar-se-á de Beta desalavancado do setor; e iv) realavancagem do Beta desalavancado do setor, usando-se a estrutura de capital no Brasil estabelecida sob o enfoque regulatório e a alíquota de 34% de impostos, composta de 25% da alíquota do Imposto de Renda de Pessoa Jurídica e 9% de Contribuição Social Sobre o Lucro Líquido.
	153. Para se proceder ao cálculo dos betas, foram escolhidas empresas americanas do setor elétrico cujas atividades principais estão vinculadas à distribuição e transmissão de energia elétrica. O critério utilizado para selecionar as empresas foi a participação dos ativos ligados à atividade de distribuição e transmissão no ativo total. Foram selecionadas então empresas cuja participação desses ativos fosse igual ou maior que 50% do ativo total. De acordo com este critério, foi escolhida uma amostra de 20 empresas. Utilizando dados semanais de preço de fechamento de ações no período, entre julho/2001 e junho/2006, calculou-se os betas cujos valores são apresentados na tabela a seguir. A partir da estrutura média de capital dos últimos 5 anos, utilizando-se a alíquota de imposto de 40%, e ponderando-se pelo capital total da empresa com data base em 2005, obteve-se o beta desalavancado médio igual a 0,296. O beta realavancado, considerando uma estrutura de capital (D/V) igual a 56,95%, resulta em 0,554. 
	154. Assim, o prêmio de risco total do negócio, financeiro e regulatório pode ser expresso pelo cálculo de um beta que reflita todos esses riscos, que será dado genericamente por:
	      (4)
	onde:
	(RAlavancado é o beta no mercado de referência (regime rate of return) alavancado pela estrutura de capital adotada; 
	(( é o ajuste por risco regulatório, a ser considerado no segmento de Distribuição.
	155. Para o ajuste do beta em função do risco de regime regulatório adotou-se para o beta inglês alavancado o valor 1,0 (um) conforme disposto na proposta final da OFGEM para o processo de revisão tarifária das distribuidoras de eletricidade no Reino Unido. Considerando a estrutura de capital regulatória adotado pela OFGEM de 57,5% obtém-se um valor para o beta inglês desalavancado de 51,36%, valor este que utilizado na equação do ajuste por risco do regime regulatório (4) resulta no valor de 0,218. 
	156. Sendo assim, o beta final calculado a partir da equação (9) é igual a 0,772, resultando em um prêmio total do risco do negócio, financeiro e regulatório (( . (rm-rf) ) de 4,70% (em termos nominais). 
	157. O prêmio de risco país (rB) é definido como a diferença entre o prêmio de risco soberano do Brasil e o prêmio de risco de crédito do Brasil. O prêmio de risco soberano é o spread que um título de renda fixa do governo brasileiro emitido em dólares paga sobre a taxa livre de risco dos EUA. O prêmio de risco de crédito Brasil é computado como o spread sobre a taxa livre de risco que estão pagando os bônus emitidos por empresas dos EUA com mesma classificação de risco que o Brasil. Representando por rs o prêmio de risco soberano e por rcB o prêmio de risco de crédito Brasil, o prêmio de risco país (rB), é dado por:
	      (5)
	onde:
	rB: prêmio de risco país;
	rs: prêmio de risco soberano;
	rcB: prêmio de risco de crédito Brasil.
	158. Para o cálculo do prêmio de risco soberano, utiliza-se a série histórica diária do índice Emerging Markets Bonds Index relativo ao Brasil (EMBI+Brazil), de abril de 1994 a junho de 2006, resultando no valor médio de 7,87%. No cálculo do prêmio de risco de crédito Brasil, adota-se a média dos spreads sobre a taxa livre de risco de título emitidos por empresas com classificação de risco igual ao do Brasil (Ba2, na terminologia da Moody´s), no mesmo período acima definido, resultando em uma taxa média 2,96% como prêmio de risco de crédito Brasil. Dessa forma, o prêmio de risco Brasil (rB) é igual a 4,91%.
	159. O risco cambial é definido como a diferença entre o spread do câmbio no mercado futuro e a expectativa de desvalorização cambial, sendo que a realização da desvalorização cambial é a expectativa de desvalorização adicionada de um “ruído branco”. Assim, aplica-se um procedimento estatístico, chamado Filtro de Kalman, para se eliminar o “ruído branco”. O prêmio de risco cambial (rX) é calculado a partir dos dados mensais do mercado futuro de câmbio da Bolsa de Mercadorias e Futuros (BMF) de julho de 1999 a junho de 2006, resultando no valor de 1,78%.
	160. Assim, o custo de capital próprio, em termos nominais, é de 16,71%.
	b) Custo de Capital de Terceiros
	161. Para o custo de capital de terceiros das empresas existentes adota-se uma abordagem similar à do capital próprio, ou seja, adiciona-se à taxa livre de risco os prêmios de risco adicionais exigidos para se emprestar recursos a uma concessionária de distribuição no Brasil. O custo do capital de terceiros é calculado pelo método CAPM de dívida, conforme a seguinte expressão:
	      (6)
	onde: 
	rd: custo de capital de terceiros;
	rf: taxa de retorno do ativo livre de risco;
	rc: prêmio de risco de crédito;
	rB: prêmio de risco país;
	rX: prêmio de risco cambial.
	162. O prêmio de risco de crédito (rC) deve representar o spread sobre a taxa livre de risco que pagam empresas com a mesma classificação de risco das distribuidoras de energia elétrica brasileiras. Dessa forma, no cálculo do prêmio de risco de crédito foram selecionadas empresas com classificação de risco Ba2 que tinham série de títulos de longo prazo com liquidez calculado no período de abril de 1994 a junho de 2006. Calculando a média dos spreads dessas empresas ao longo da série, determina-se uma taxa média de 2,96% como prêmio de risco de crédito.
	163. Assim, o custo de capital de terceiros, em termos nominais, é de 14,97%.
	c) Custo Médio Ponderado de Capital (WACC)
	164. Tendo sido calculado todos os componentes, pode-se encontrar o custo de capital próprio a ser aplicado ao setor de distribuição de energia elétrica. Como as tarifas são reajustadas por um índice de inflação (IGP-M ou IPCA), interessa-nos ter o custo de capital expresso em termos reais. Para deflacionar o custo de capital, basta descontar a taxa de inflação média anual dos EUA, de acordo com a fórmula abaixo, onde ( é a taxa de inflação média anual dos EUA no período de 1995-2005:
	     (7)
	165. Aplicando-se a equação anterior e adotando-se a alíquota de imposto (T) igual a 34%, resulta em um custo de capital para a estrutura de capital sugerida (D/V=57,16%) em termos nominais de 12,81%. Deflacionando-se o custo nominal pela taxa de inflação média anual dos EUA no período de janeiro de 1995 a junho de 2006, 2,60%, obtém-se o custo em termos reais, que resultou em 9,95% depois dos impostos. Os resultados finais são mostrados na tabela a seguir. 
	Tabela 10: Custo Médio Ponderado do Capital – WACC
	Componente
	Fórmula
	Valor
	Estrutura de Capital
	Capital Próprio
	(P/V)
	42,84%
	Capital de Terceiros
	(D/V)
	57,16%
	Custo de Capital Próprio
	Taxa livre de risco
	rf
	5,32%
	Prêmio de risco de Mercado
	rm - rf
	6,09%
	Beta médio desalavancado
	βRRDesalav
	0,296
	Beta médio alavancado
	βRRAlav
	0,554
	Ajuste do beta (regime regulatório)
	((
	0,218
	Beta final
	β = βRRAla + ((
	0,772
	Prêmio de risco do negócio, financeiro e regulatório
	β.( rm - rf)
	4,70%
	Prêmio de risco Brasil
	rB
	4,91%
	Prêmio de risco cambial
	rX
	1,78%
	Custo de capital próprio nominal
	rP
	16,71%
	Custo de capital próprio real
	rP
	13,75%
	Custo de Capital de Terceiros
	Prêmio de risco de crédito
	rC
	2,96%
	Custo de dívida nominal 
	rD
	14,97%
	Custo de dívida real 
	12,06%
	Custo Médio Ponderado
	WACC nominal depois de impostos
	rWACC
	12,81%
	Inflação americana
	(
	2,60%
	WACC real depois de impostos
	rWACC
	9,95%
	166. Com base no exposto, o Custo Médio Ponderado do Capital, ou seja, a taxa de retorno adequada para investimentos em distribuição de energia elétrica no Brasil é de 9,95%, conforme apresentado na tabela anterior.
	IV.2.3 – BASE DE REMUNERAÇÃO REGULATÓRIA
	IV.2.3.1 – Determinação do Valor da Base de Remuneração


	167. Para o montante de investimento a ser remunerado – base de remuneração – a ANEEL está considerando o valor dos ativos necessários para prestar o serviço de distribuição, nos termos da Resolução ANEEL nº 234, de 31 de outubro de 2006, com redação alterada pela Resolução nº 338/2006.
	168. Assim, de acordo com a resolução em questão, para a avaliação dos ativos das concessionárias, vinculados à concessão do serviço público de distribuição de energia elétrica, visando à definição da Base de Remuneração no segundo ciclo da revisão tarifária periódica, devem ser adotados, nesta seqüência, os seguintes procedimentos:
	a) a base de remuneração aprovada no primeiro ciclo de revisão tarifária deve ser blindada. Entende-se como base blindada os valores aprovados para o primeiro ciclo;
	b) da base blindada devem ser expurgadas as baixas ocorridas entre as datas-base do primeiro e segundo ciclo de revisão tarifária;
	c) após a exclusão dessas baixas, ano a ano, os valores remanescentes devem ser atualizados pela aplicação do IGP-M;
	d) também deve ser levado em consideração o efeito da depreciação acumulada ocorrida entre as datas-base do primeiro e segundo ciclo de revisão tarifária, obtendo-se o valor da base de remuneração atualizada;
	e) as inclusões entre as datas-base do primeiro e segundo ciclo de revisão tarifária, desde que ainda em operação, são avaliadas utilizando-se a metodologia definida na Resolução n.º 234/2006;
	f) os valores finais da avaliação são obtidos somando-se os valores atualizados da base de remuneração (item d) com os valores das inclusões ocorridas entre as datas-base do primeiro e segundo ciclo de revisão tarifária (item e).
	169. Dessa forma, para fins de composição da base de remuneração para o próximo período tarifário da CEPISA deve-se avaliar a base incremental do último período tarifário, mantendo-se o conceito chave da Resolução nº 493/2002 e ratificada na Resolução nº 234/2006 de refletir apenas os investimentos prudentes na definição das tarifas dos consumidores. Tratam-se dos investimentos requeridos para que a concessionária possa prestar o serviço de distribuição cumprindo as condições do contrato de concessão (em particular os níveis de qualidade exigidos), avaliados a “preços de mercado” e “adaptados” através dos índices de aproveitamento definidos na referida Resolução.
	170. Para efeito da presente revisão tarifária foram utilizados os valores informados pela Superintendência de Fiscalização Econômica e Financeira (SFF) por meio do Memorando nº 1188/2009-SFF/ANEEL, de 7 de agosto de 2009. 
	171. Assim, a Base de Remuneração definitiva, a preço de 31 de  julho de 2009, validada pela SFF, é a seguinte:
	a) O Ativo Imobilizado em Serviço – AIS da Atividade de Distribuição (deduzido dos valores de Servidões; Terrenos, Bens Administrativos, Veículos e Moveis e Utensílios, bens totalmente depreciados e Obrigações Especiais, sendo estas no valor de R$ 180.993.470,11), sobre a qual deve ser calculada a Quota de Depreciação, é de R$ 672.040.188,21; 
	b) A Base de Remuneração Líquida de Distribuição definitiva é de R$ 340.651.094,51;
	c) A Taxa de Depreciação média é de 4,45%; e
	d) A Quota Anual de Depreciação média é de R$ 29.905.788,38.
	172. Os resultados estão sintetizados na tabela a seguir.
	Tabela 11: Resumo da Base de Remuneração Regulatória
	IV.2.3.2 – Cálculo da Remuneração do Capital

	173. A partir do custo médio ponderado de capital em termos reais de 9,95%, obtido no item IV.2.2, procede-se ao cálculo da remuneração líquida do capital (RLC) nos termos da equação a seguir:
	      (8)
	onde:
	BRR = base de remuneração regulatória líquida;
	rwACC = custo médio ponderado de capital (real).
	174. Por conseguinte, a remuneração bruta do capital (RBC) é dada pela equação a seguir, onde T é a alíquota do imposto (34%):
	      (9)
	175. Dessa forma, o valor da remuneração bruta do capital apurado de acordo com as equações anteriores foi de R$  49.621.203,86.
	IV.2.4 – DEPRECIAÇÃO

	176. A quota de reintegração regulatória é composta das quotas de depreciação e de amortização e representa a forma de recomposição dos investimentos realizados para prestação do serviço ao longo da vida útil desses bens. 
	177. Para este item foi considerado o percentual de 4,45% sobre o valor do Ativo Imobilizado em Serviço menos Terrenos. Esse percentual reflete a taxa média de depreciação e amortização dos ativos da CEPISA e os valores do ativo e de terrenos estão atualizados pelo IGP-M até maio de 2009. 
	178. Vale destacar que de acordo com a Resolução nº 234/2006, a depreciação dos ativos adquiridos com recursos oriundos das Obrigações Especiais não é computada na parcela B da receita requerida da Concessionária. Tais recursos são relativos à participação financeira do consumidor, das dotações orçamentárias da União, verbas federais, estaduais e municipais e de créditos especiais vinculados aos investimentos aplicados nos empreendimentos vinculados à concessão, conforme previsto no art. 1º do Decreto nº 28.545, de 24 de agosto de 1950, art. 142 do Decreto nº 41.019, de 26 de fevereiro de 1957, e art. 18 da Lei nº 4.156, de 28 de novembro de 1962. Dessa forma, as Obrigações Especiais não são passivos onerosos e não são créditos do acionista. Assim, para fins de revisão tarifária periódica das concessionárias do serviço público de distribuição de energia elétrica, tais contas devem compor a Base de Remuneração como redutoras do ativo imobilizado em serviço.
	179. Assim, o valor apurado de quota de reintegração foi de R$ 29.905.788,38.
	180. . Com relação a esse item vale a mesma ressalva anterior, ou seja, será alterado em função da base de remuneração definitiva. A tabela a seguir apresenta os valores e cálculos efetuados.
	Tabela 12: Quota de Reintegração Regulatória
	Quota de Reintegração Regulatória – QRR
	Descrição
	Cálculo
	Valor
	Base de Remuneração Bruta
	(1)
	180.993.470,11
	QRR  Quota de Reintegração Regulatória
	(2)
	4,45%
	Valor Total da QRR
	(3) = (1) x (2)
	29.905.788,38
	IV.2.5 – VALOR TOTAL DA PARCELA B (VPB)

	181. O valor total apurado para a Parcela B da CEPISA, calculado nos termos dos itens IV.2.1, IV.2.3 e IV.2.4  é de R$ 263.548.213,39, conforme detalhado na tabela abaixo.
	Tabela 13: Valor Total da Parcela B (VPB)
	Componente
	Valor (R$)
	Custos Operacionais
	184.021.221,16
	Remuneração do Capital
	49.621.203,86
	Quota de Reintegração Regulatória
	29.905.788,38
	Total 
	263.548.213,39
	IV.3 – CÁLCULO DO REPOSICIONAMENTO TARIFÁRIO
	IV.3.1 – RECEITA REQUERIDA


	182. A Receita Requerida da concessionária é formada pela soma das Parcelas A e B. A Parcela A é composta pela Compra de Energia, Encargos Setoriais e Custo com Transporte de Energia e totaliza R$ 330.567.298,26. A Parcela B é composta por Custos Operacionais Eficientes, Remuneração do Capital e Quota de Reintegração e totaliza R$263.548.213,39. 
	183. Assim, o total da Receita Requerida é de R$ 594.115.511,65.
	IV.3.2 – RECEITA VERIFICADA

	184. Para a projeção de mercado a ser adotada para o ano-teste e anos posteriores, foram analisadas as projeções enviadas pela Concessionária, conforme procedimento constante na Nota Técnica n.º 292/2008-SRE/ANEEL.  Mesmo com algumas diferenças, no global pouco inferior a 1%, foi utilizada, para Audiência Pública, a projeção realizada pela SRE por se entender que está mais aderente ao realizado nos últimos meses. Esse resultado foi provisório, e sofreu alterações no que se refere ao mercado industrial. Com a consolidação dos mercados dos meses de março a maio, notou-se pequena oscilação entre o mercado realizado e o projetado, em geral. Entretanto, o mercado industrial sofreu grande impacto, principalmente causado pela retração da demanda por conta dos efeitos da crise financeira iniciada ao fim do ano passado.
	185. Tendo isso em vista, a projeção do mercado industrial foi refeita, levando em consideração aspectos estruturais da série (sazonalidade, tendência e fatores aleatórios), mais a projeção de evolução para o PIB do estado do Piauí, obtido proporcionalmente àquela prevista para o PIB brasileiro. Isso trouxe uma redução de 253.696,86 MWh para 246.934,00 MWh na projeção do mercado industrial da CEPISA para o ano-teste.
	186. A Receita Verificada (estimada para o ano-teste) é de R$ 659.728.413,33, e é o resultado da aplicação das tarifas de fornecimento, suprimento e de uso do sistema de distribuição em vigor, aos mercados de venda de fornecimento, suprimento e de consumidores livres, respectivamente referenciados ao ano-teste,  apresentado na tabela 12.
	187. Ressalta-se que a receita verificada foi calculada considerando as tarifas “cheias”, sem a aplicação dos descontos, para: consumidores da subclasse residencial baixa renda (REN n.º 89/04), atividade de irrigação no horário especial (REN n.º 207/2006); gerador e consumidor livre de fonte incentivada (REN n.º 77/04); e consumo próprio de auto-produtor e produtor independente (REN n.º 166). A perda de receita da concessionária relativa à concessão desses descontos será compensada por meio de um componente financeiro, previsto nesta revisão, e apurado em definitivo no próximo reajuste.
	Tabela 12: Receita Verificada para o Ano-Teste
	Classe de Consumo
	Mercado – Ano-Teste (MWh)
	Total (R$)
	FORNECIMENTO 
	                     1.963.776 
	654.607.934,61
	A1  (230 kV ou mais)
	                                 -   
	A2  (88 a 138 kV)
	                                 -   
	A3  (69 kV)
	                        145.308 
	23.357.063,36
	 A3a (30 kV  a 44 kV)     
	                            8.976 
	1.716.976,89
	A4  (2,3 kV a 25 kV)
	                        418.322 
	108.386.857,36
	As
	                                 -   
	BT  (menor que 2,3 kV)*
	                     1.391.169 
	521.147.037,01
	SUPRIMENTO 
	                        133.036 
	4.169.464,32
	CONSUMIDORES LIVRES
	                               134 
	951.014,40
	TOTAL
	                     2.096.946 
	659.728.413,33
	IV.3.3 – OUTRAS RECEITAS

	188. Outras Receitas compreendem as receitas que não decorrem exclusivamente das tarifas, mas que mantêm relação, mesmo que indireta, com o serviço público prestado ou com os bens afetos à sua prestação. A apuração de outras receitas concentra-se na definição da receita regulatória de compartilhamento de infra-estrutura e sua reversão parcial em prol da modicidade tarifária.
	189. Neste sentido, identificada a receita de compartilhamento e visando a implementação do incentivo de manter para a concessionária a remuneração sobre o capital próprio associado aos ativos compartilhados, deve ser considerado 90% (noventa por cento) do valor apurado como redutor tarifário a título de Outras Receitas, ou seja:
	      (10)
	onde:
	Rcomp = Receita de compartilhamento estimada para o Ano-Teste.
	190. Para determinação da receita de compartilhamento, considerou-se o montante de receita informado pela concessionária, o que totalizou, para o Ano-Teste, o montante de R$ 2.784.624,12. Desse total, considerou-se o percentual de 90% para apuração de outras receitas, resultando no valor de R$ 2.506.161,71.
	IV.3.4 – RESULTADO DO REPOSICIONAMENTO

	191. Nos termos da equação apresentada no início da seção IV, o reposicionamento tarifário (RT) da CEPISA é de -10,33%. Dessa forma, para que a CEPISA tenha receita capaz de cobrir custos operacionais eficientes e adequada remuneração sobre investimentos prudentes, suas tarifas de fornecimento de energia elétrica devem ser reposicionadas em -10,33%. O cálculo do reposicionamento tarifário está expresso a seguir: 
	Tabela 13: Cálculo do Reposicionamento Tarifário
	Descrição
	Cálculo
	Valor
	Receita Requerida
	(1)
	594.115.511,65
	Outras Receitas
	(2)
	2.506.161,71
	Receita Verificada
	(3)
	659.728.413,33
	Reposicionamento Tarifário
	[(1) – (2)] / (3)
	-10,33%
	192. Esse reposicionamento assegura, no momento da revisão tarifária periódica, o equilíbrio econômico-financeiro do contrato de concessão de distribuição de que a CEPISA é titular. Com a aplicação das regras de reajuste tarifário anual esse equilíbrio deverá ser mantido até a próxima revisão.
	IV.4 – CÁLCULO DO FATOR X

	193. Conforme já exposto, além do reposicionamento tarifário, a revisão tarifária periódica compreende uma segunda etapa, na qual se calcula o denominado Fator X. Os contratos de concessão das distribuidoras determinam que o valor da Parcela B da receita será ajustado anualmente no período tarifário entre revisões, aplicando-se ao valor vigente dessa parcela o índice “IGP-M – X”. Nos termos dos contratos de concessão:
	“CLÁUSULA SÉTIMA – TARIFAS APLICÁVEIS NA PRESTAÇÃO DOS SERVIÇOS (...)
	Sexta Subcláusula - O reajuste será calculado mediante a aplicação, sobre as tarifas homologadas, na “Data de Referência Anterior” do Índice de Reajuste Tarifário (IRT), assim definido:
	             VPA( + VPB0 x (IVI ± X)
	IRT =  -------------------------------------
	                              RA0
	onde:
	VPA( - Valor da Parcela A referido na Subcláusula anterior, considerando-se as condições vigentes na data do reajuste em processamento e a energia comprada em função do “Mercado de Referência”, aqui entendido como mercado de energia garantida da CONCESSIONÁRIA, nos doze meses anteriores ao reajuste em processamento;
	RA0 - Receita Anual, calculada considerando-se as tarifas homologadas na “Data de Referência Anterior” e o “Mercado de Referência”, não incluindo o ICMS;
	VPB0 - Valor da Parcela B, referida na Subcláusula anterior, considerando-se as condições vigentes na “Data de Referência Anterior”, e o “Mercado de Referência”, calculado da seguinte forma: 
	VPB0 = RA0 - VPA0
	onde:
	VPA0 - Valor da Parcela A referida na  Subcláusula anterior, considerando-se  as condições vigentes na “Data de Referência Anterior” e a energia comprada em função do “Mercado de Referência”; 
	IVI - Número índice obtido pela divisão dos índices do IGPM da Fundação Getúlio Vargas, ou do índice que vier a sucedê-lo, do mês anterior à data do reajuste em processamento e o do mês anterior à “Data de Referência Anterior”. Na hipótese de não haver um índice sucedâneo, o PODER CONCEDENTE estabelecerá novo índice a ser adotado; e
	X - Número índice definido pela ANEEL, de acordo com a Oitava Subcláusula desta Cláusula, a ser subtraído ou acrescido ao IVI.
	[...]
	Oitava Subcláusula - No processo de revisão das tarifas, estabelecido na Subcláusula anterior, o PODER CONCEDENTE estabelecerá os valores de X, que deverá ser subtraído ou acrescido na variação do IVI ou seu substituto, nos reajustes anuais subseqüentes, conforme descrito na Subcláusula Sexta. Para os primeiros cinco reajustes anuais, o valor de X será zero.”
	194. Conforme já exposto, para cada empresa distribuidora a ANEEL está reposicionando a tarifa considerando os custos operacionais eficientes e uma adequada remuneração dos investimentos prudentes. Uma vez determinado o valor da Parcela B no reposicionamento, este será reajustado anualmente por IGP-M – X até a próxima revisão tarifária. O reajuste tarifário anual tem por finalidade assegurar a manutenção da condição de equilíbrio econômico-financeiro definida no reposicionamento tarifário. Assim, se os requisitos de eficiência associados à gestão dos custos operacionais já estão contemplados nos custos operacionais eficientes considerados no reposicionamento tarifário, o reajuste por IGP-M - X deve manter o equilíbrio econômico-financeiro da concessionária. Isso requer que sejam considerados os efeitos sobre a produtividade derivados da mudança na escala do negócio por incremento da demanda da área servida (tanto por maior consumo dos clientes existentes como pela incorporação de novos usuários). 
	195. A abordagem que assegura plena consistência entre o reposicionamento tarifário e o cálculo do Fator X, nos termos do conceito descrito no parágrafo anterior, se realiza aplicando a metodologia de cálculo do método de fluxos de caixa descontados, do tipo “forward looking”, conforme estabelecido na Resolução n.º 234/2006. A determinação do Fator X mediante a aplicação desse procedimento contempla estritamente a produtividade derivada dos ganhos de escala que uma concessionária distribuidora obtém ao atender uma maior demanda com custos incrementais menores que os reconhecidos no reposicionamento tarifário. Do mesmo modo, o Fator X assim calculado contempla o impacto que os investimentos associados ao atendimento desta demanda têm sobre a base de remuneração. Também se assegura que a concessionária poderá reter, durante o segundo período tarifário, aqueles benefícios que obtenha como conseqüência de uma gestão mais eficiente que a definida como referência no reposicionamento tarifário. 
	196. Assim, visando manter o equilíbrio econômico-financeiro do contrato de concessão e tendo em conta a natureza contratual da aplicação do índice IGP-M – X, a abordagem adotada para o cálculo do Fator X é constituída de dois componentes. O primeiro refere-se exclusivamente aos ganhos de produtividade (Xe) que podem ser obtidos na gestão do serviço durante o próximo período tarifário, nos termos acima expostos. 
	197. O segundo componente do Fator X é o Xa que tem como finalidade refletir a aplicação do Índice de Preço ao Consumidor Amplo (IPCA), do Instituto Brasileiro de Geografia e Estatística – IBGE, sobre a parcela mão-de-obra dos custos operacionais da concessionária.
	198. A metodologia adotada definida na Resolução nº 234/2006 para determinar o valor do componente Xa permite que a aplicação do índice (IGPM - Xa), em cada reajuste tarifário anual, assegure a preservação da condição de equilíbrio econômico-financeiro do contrato de concessão definida pelo reposicionamento tarifário.
	199. Para fins de determinação do componente Xa, deve-se levar em conta que a Parcela B é composta por:
	i) Custos Operacionais da concessionária – CO; e
	ii) Remuneração sobre o capital e a depreciação - RC. A soma desses dois itens é denominada PB.
	200. A adoção do modelo da Empresa de Referência para a determinação dos custos operacionais da concessionária permite estabelecer as parcelas correspondentes a materiais e equipamentos – COME e a mão-de-obra – COMO, sendo que a soma das parcelas COME e COMO representa a totalidade dos custos da Empresa de Referência.
	201. O IGP-M é o índice adequado para refletir a variação dos custos operacionais com materiais e serviços, enquanto que o IPCA é o índice que busca refletir a evolução dos custos operacionais com mão-de-obra. Assim, o Índice de Ajuste dos Custos Operacionais – IACO, específico para cada concessionária, é dado pela seguinte fórmula:
	     (10)
	onde:
	IGPM: Número índice obtido pela divisão dos índices do IGP-M, da Fundação Getúlio Vargas, do mês anterior à data do reajuste em processamento e o do mês anterior à “Data de Referência Anterior”;
	IPCA: Número índice obtido pela divisão dos índices do IPCA, do Instituto Brasileiro de Geografia e Estatística, do mês anterior à data do reajuste em processamento e o do mês anterior à “Data de Referência Anterior”;
	COME: Parcela referente a materiais e equipamentos dos custos operacionais; e
	COMO:  Parcela referente à mão-de-obra dos custos operacionais.
	202. Em relação à remuneração de capital e à depreciação, é aplicado o IGP-M sobre a totalidade dos custos. 
	203. A aplicação do componente Xa é dada de acordo com a fórmula a seguir:
	     (11)
	onde:
	IGPM: Número índice obtido pela divisão dos índices do IGP-M, da Fundação Getúlio Vargas, do mês anterior à data do reajuste em processamento e o do mês anterior à “Data de Referência Anterior”;
	CO: Custos operacionais da concessionária;
	RC: Soma da remuneração do capital e da quota de depreciação; 
	PB: Parcela B da concessionária definida no momento da revisão tarifária; e
	IACO: Índice de Ajuste dos Custos Operacionais.
	204. Cada um dos componentes descritos é aplicado a cada reajuste tarifário anual de forma a ajustar em termos reais a Parcela B da receita da concessionária. O Fator X tal que (IGPM – X) é aplicado à Parcela B da receita da concessionária em cada reajuste tarifário anual do próximo período tarifário, de modo de contemplar o exposto nas seções anteriores, resulta da seguinte igualdade:
	      (12)
	205. Ou seja, o Fator X será estabelecido de acordo com a fórmula a seguir:
	      (13)
	onde:
	Xe = componente que reflete a expectativa de ganho de produtividade decorrente da mudança na escala do negócio por incremento do consumo de energia elétrica na área servida, tanto por maior consumo dos consumidores existentes, como pela incorporação de novos consumidores, no período entre revisões tarifárias; 
	Xa = componente que reflete a aplicação do Índice de Preço ao Consumidor Amplo (IPCA), do Instituto Brasileiro de Geografia e Estatística – IBGE, sobre a parcela mão-de-obra dos custos operacionais da concessionária; e
	IGPM = número índice obtido pela divisão dos índices do IGP-M, da Fundação Getúlio Vargas - FGV, do mês anterior à data do reajuste em processamento e o do mês anterior à “Data de Referência Anterior”.
	206. Com base na metodologia estabelecida pela Resolução n° 234/2006, o cálculo de Xe para a CEPISA resulta em 0,00%, cujos detalhes de cálculo encontram-se no Anexo III.
	V. COMPONENTES TARIFÁRIOS FINANCEIROS EXTERNOS À REVISÃO TARIFÁRIA
	207. O valor da tarifa de fornecimento de energia elétrica encerra um conceito de custo econômico. Entretanto, foram criados componentes tarifários financeiros que não fazem parte da base tarifária, ou seja, não fazem parte da tarifa econômica, pois se referem aos valores pagos pelos consumidores em cada período de 12 meses subseqüentes aos reajustes ou revisões tarifárias. 
	208. Os componentes financeiros consistem em: 
	(i) Conta de Compensação de Variação de Valores de Itens da Parcela A – CVA, para compensar os efeitos financeiros que ocorrem entre as datas de reajustes/revisões da parcela A, conforme disposto na Portaria Interministerial n° 025, de 24/01/2002 e n° 361, de 26/11/2004, dos Ministros de Estado de Minas e Energia e da Fazenda. O valor da CVA da CEPISA foi calculado em  R$ 24.954.573,04. Esse valor é composto pelo montante computado nos últimos 12 meses e pelo saldo a compensar do ano anterior, conforme mostrado na tabela a seguir. No caso da CVA-ESS o período engloba ainda o período de janeiro a julho de 2008, que não havia sido fiscalizado no âmbito do reajuste tarifário de 2008.
	Tabela 14: Conta de Compensação de Variação de Valores de Itens da Parcela A
	Descrição CVA
	DELTA
	30° Dia Anterior
	5° Dia Útil Anterior
	12 Meses Subseqüentes
	CVA CCC
	                   1.828.425,42 
	                    2.105.897,53 
	                  2.117.716,59 
	           2.214.530,39 
	CVA CDE
	                      308.985,15 
	                       318.647,74 
	                     320.436,11 
	              335.085,21 
	CVA REDE BÁSICA
	                   3.220.745,10 
	                    3.461.082,56 
	                  3.480.507,40 
	           3.639.622,73 
	CVA COMPRA DE ENERGIA
	                   3.080.534,17 
	                    2.985.249,88 
	                  3.002.004,18 
	           3.139.244,19 
	CVA PROINFA
	                   2.193.512,88 
	                    2.270.412,76 
	                  2.283.155,13 
	           2.387.532,14 
	CVA ESS
	                 10.332.747,67 
	                  11.910.612,07 
	               11.977.458,70 
	         12.525.021,76 
	CVA TOTAL em processamento
	                 20.964.950,39 
	                  23.051.902,54 
	               23.181.278,10 
	         24.241.036,42 
	CVA Saldo a compensar Ano Anterior
	                                     713.536,62 
	CVA TOTAL
	24.954.573,04
	(ii) Repasse de Sobrecontratação de Energia. O art. 38 do Decreto nº 5.163/04, determina que no repasse dos custos de aquisição de energia elétrica de que tratam os seus arts. 36 e 37 às tarifas dos consumidores finais, a ANEEL deverá considerar até cento e três por cento do montante total de energia elétrica contratada em relação à carga anual de fornecimento do agente de distribuição. Este repasse foi regulamentado pela Resolução Normativa nº 255 de 06 de março de 2007. O valor apurado para o ano civil de 2008 foi de - R$ 1.683.666,76.
	(iii) Parcela de Ajuste da Rede Básica – Fronteira. Está sendo considerada a Parcela de Ajuste – PA da Rede Básica Fronteira, de R$ 194.590,16, referente ao valor utilizado pelo ONS na contabilização dos encargos de uso dos sistemas de transmissão do período 2008-2009, devendo ser adicionado da receita anual permitida do mesmo período, de modo a compensar, respectivamente, déficit ou superávit de arrecadação do período anterior (2007-2008), os encargos financeiros decorrentes da majoração das alíquotas do PIS/PASEP e da COFINS e o componente financeiro devido à Revisão das Transmissoras.
	(iv) Subsídio Baixa Renda. Trata-se da previsão de complemento de receita ao valor da subvenção da CDE destinado a cobertura dos descontos concedidos aos consumidores da subclasse residencial Baixa Renda, conforme Resolução Normativa nº 89, de 25 de outubro de 2004, no valor de R$ 699.944,10. No reajuste tarifário de agosto de 2010 deverá ser apurada a diferença entre o valor considerado nesta revisão e o efetivamente realizado. 
	(v) Subsídio Fonte Incentivada. Consiste na recomposição da perda de receita da concessionária em função da concessão de descontos a consumidor livre de fontes incentivadas, conforme disciplina a Resolução Normativa n.º 77, de 18 de agosto de 2004. O informado pela concessionária no montante de R$ 1.263.282,97, não foi considerado pro não ter sido apresentada comprovação à fiscalização da SFF.
	(vi) Exposição por Diferenças de Preços entre Submercados. Conforme dispõe o art. 28 do Decreto nº 5.163, de 30 de julho de 2004, em seus §§ 2º e 3º, as regras de comercialização prevêem mecanismos específicos para o rateio dos riscos financeiros decorrentes de diferenças de preços entre submercados, eventualmente impostos aos agentes de distribuição que celebrarem Contratos de Comercialização de Energia Elétrica no Ambiente Regulado – CCEAR na modalidade de quantidade de energia. Conforme informações repassadas pela CCEE, identificou-se um valor de – R$ 1.905.172,55 nas contabilizações efetuadas no período de janeiro a dezembro de 2008, cujo valor está sendo considerado no atual reposicionamento tarifário da concessionária.
	(vii) Passivo do Programa Luz para Todos. Foi apurado, a partir dos dados informados pela concessionária e análise da SRE, o déficit correspondente a R$ 19.676.064,82 o qual, após abatidos os valores corrigidos considerados nos processos de reajustes tarifários de 2007 e 2008, resultou o valor a ser aplicado no atual processo revisional de  R$ 8.070.796,41.
	(viii) Concatenação de CUSD. A CEPISA possui CUSD firmado com três concessionárias: CELPE, CEMAR e COELCE, sendo que as datas de reajuste tarifário das citadas concessionárias são distintas da data de reajuste da CEPISA, resultando em diferenças entre as faturas pagas e a cobertura tarifária recebida pela CEPISA. O valor financeiro apurado  é de R$ 175.714,94.
	(ix) Subsídio a irrigantes em horário especial (Resolução Normativa 207/2005), com valor apurado no período anterior de R$ 503.131,84 e  Previsão para esse subsído para o ano-teste no montante de R$ 926.467,94
	Retroatividade de aplicação de Perdas Regulatórias aprovadas na  primeira revisão tarifária 
	209. Conforme reportado na Nota Técnica 275/2009 citada em IV.1.1 desta NT , quando da primeira revisão tarifária periódica foi aprovado pela ANEEL uma trajetória decrescente de perdas não-técnicas regulatórias. Essa trajetória não foi aplicada nos processos de reajustes tarifários de 2006 a 2008.
	210. A diferença entre as receitas reais apuradas nos reajustes tarifários de 2006 a 2008 e aquelas que seriam devidas com a aplicação da trajetória de perdas não técnicas regulatórias, conforme recomendação constante da NT 275/2009-SRE/ANEEL, de 06.08.2009, deverá ser aplicada em quatro parcelas, sendo a parcela aplicada nesta revisão correspondente ao valor de –R$ 7.046.700,93, que equivale a 1,19% da receita verificada da concessionária.
	Aplicação de Redutor Tarifário por não cumprimento de metas de universalização (RN 223/2003)
	211. Conforme decisão da Diretoria da ANEEL na reunião de 11.08.2009 será aplicado no âmbito da segunda revisão tarifária periódica da CEPISA o redutor tarifário equivalente ao valor de R$ 7.663.458,75 pelo não cumprimento de metas de universalização do fornecimento de energia elétrica por parte da CEPISA, conforme Processo n.º 48500.007297/2008-95. A aplicação do redutor se dará em 4 parcelas sendo a primeira no ano teste da revisão, no montante de R$ 1.915.864,69, correspondente a 0,32% da receita verificada da concessionária.
	RESUMO DOS COMPONENTES FINANCEIROS
	212. A tabela seguinte consolida os valores considerados como componentes financeiros.
	Tabela 15: Componentes Financeiros
	ÍNDICE DE REPOSICIONAMENTO TARIFÁRIO
	 
	-10,33%
	 CVA
	24.954.573,04
	4,22%
	Exposição Submercados
	-R$ 1.905.172,55
	-0,32%
	Concatenação/Ajustes  de CUSDs
	R$ 175.714,94
	0,03%
	Repasse de Sobrecontratação de Energia (2008)
	-R$ 1.683.666,76
	-0,28%
	Déficit do Programa Luz para Todos
	R$ 8.070.796,41
	1,36%
	Subsídio TUSD  fonte incentivada(Res 077/2004)
	R$ 0,00
	0,00%
	Subsídio Irrigantes (Res 207/2005)
	R$ 503.131,84
	0,09%
	Previsão Subsídio - Irrigação e Aqüicultura - Res 207/2006
	R$ 926.467,94
	0,16%
	Previsão - Subsidio para Baixa Renda 
	R$ 699.944,10
	0,12%
	Parcela de Ajuste da Rede Básica Fronteira_CHESF
	R$ 194.590,16
	0,03%
	Parcela de Ajuste de Conexão 
	R$ 27.525,29
	0,00%
	 
	 
	Ajuste Sobrecontratação período 2005-2007 
	-R$ 27.239,93
	0,00%
	Retroatividade de Perdas Não Técnicas - Primeiro Ciclo (1/4)
	-R$ 7.046.700,93
	-1,19%
	Redutor Tarifário (Processo Universalização - 1/4)
	-R$ 1.915.864,69
	-0,32%
	 
	 
	0,00%
	Ajuste Sobrecontratação período 2005-2007 
	-R$ 27.239,93
	0,00%
	TOTAL VALORES FINANCEIROS
	R$ 22.974.098,87
	3,48%
	 ÍNDICE DE REPOSICIONAMENTO TARIFÁRIO 
	-6,84%
	 (Considerando os efeitos financeiros) 
	VI. CONSIDERAÇÕES FINAIS SOBRE A REVISÃO TARIFÁRIA PERIÓDICA
	213. Observa-se, pelo exposto, que o cumprimento coordenado, conforme previsto nos contratos de concessão, das etapas do processo de revisão tarifária periódica, compostas de: i) fixação de tarifas (reposicionamento) no início do novo período tarifário, atendendo ao conceito de “custos eficientes de operação”; ii) fixação do Fator X, de forma a contemplar mudanças na produtividade não associadas à gestão da concessionária distribuidora durante o período tarifário que se inicia com a revisão, permite obter todos os objetivos fundamentais de um regime de regulação por incentivos, quais sejam:
	214. Em síntese, em face das abordagens adotadas pelo regulador na revisão tarifária, o reposicionamento tarifário e o Fator X obrigam as concessionárias a prestar o serviço com eficiência para não incorrerem prejuízos no segundo período tarifário.  
	215. Importa ressaltar que os resultados obtidos,  são a conseqüência da aplicação de metodologias que pretendem refletir, na prática, a missão essencial do Regulador de um serviço com características de monopólio natural como é o caso da distribuição de energia elétrica: garantir que sejam respeitados os direitos dos clientes cativos e dos prestadores do serviço que atuam com eficiência e prudência. Como já exposto, os clientes cativos, isto é, aqueles que não têm a possibilidade de escolher o prestador do serviço, têm o direito de receber o serviço com os níveis de qualidade estabelecidos na legislação aplicável – em especial, o contrato de concessão – e de pagar uma tarifa justa. O prestador do serviço que atua com eficiência e prudência tem o direito de obter um adequado retorno sobre o capital investido, dadas as características do negócio regulado.
	216. Por fim, de forma a visualizar a participação de cada componente na receita total da distribuidora são apresentados a seguir os gráficos onde se destaca a composição da receita da empresa sem e com efeitos financeiros, bem como a participação relativa das Parcelas A e B no total da receita.
	VII. DO FUNDAMENTO LEGAL
	217. O atual modelo de concessão do serviço público de distribuição de energia elétrica estabeleceu o denominado regime de preços máximos, cuja finalidade precípua é a eficiência na prestação do serviço e a modicidade tarifária, com vantagens para os usuários do serviço. Dessa forma, a revisão tarifária periódica constitui o instrumento regulatório do novo regime econômico e financeiro mediante o qual se assegura que os ganhos de eficiência empresarial se traduzam em modicidade tarifária. 
	218. A previsão de realização de revisão tarifária periódica está consignada em lei e nos contratos de concessão do serviço público de distribuição de energia elétrica. Portanto, trata-se de obrigação legal e contratual, cabendo a ANEEL sua implementação, conforme disposto no §2º do art. 9º da Lei n.º 8.987, de 13 de fevereiro de 1995:
	“Art. 9...
	§ 20 Os contratos poderão prever mecanismos de revisão das tarifas, a fim de manter-se o equilíbrio econômico-financeiro.”
	219. Da mesma forma, o art. 29 da referida Lei estabelece que:
	“Art. 29. Incumbe ao poder concedente: 
	V - homologar reajustes e proceder à revisão das tarifas na forma desta Lei, das normas pertinentes e do contrato”.
	220. Já o inciso X, do art. 4º, do Anexo I, do Decreto n.º 2.335, de 6 de outubro de 1997, estabelece a competência da ANEEL para atuar, na forma da lei e do contrato, nos processos de definição e controle de preços e tarifas, homologando seus valores iniciais, reajustes e revisões, e criar mecanismos de acompanhamento de preços.
	221. Neste sentido, os contratos de concessão para distribuição de energia elétrica estabelecem na cláusula que trata das tarifas aplicáveis na prestação dos serviços que a ANEEL, de acordo com cronograma previsto no contrato, procederá às revisões dos valores das tarifas de comercialização de energia. Conforme estabelece o contrato de concessão da CEPISA, de nº 021/99, em sua cláusula sétima:
	“Sétima Subcláusula - A ANEEL, de acordo com o cronograma apresentado nesta subcláusula, procederá às revisões dos valores das tarifas de comercialização de energia, alterando-os para mais ou para menos, considerando as alterações na estrutura de custos e de mercado da CONCESSIONÁRIA, os níveis de tarifas observados em empresas similares no contexto nacional e internacional, os estímulos à eficiência e à modicidade das tarifas. Estas revisões obedecerão ao seguinte cronograma: a primeira revisão será procedida um ano após o quarto reajuste anual concedido, conforme previsto na Terceira Subcláusula; a partir desta primeira revisão, as subseqüentes serão realizadas a cada 4 (quatro) anos.”
	222. Outro aspecto a ser considerado é a apropriação de ganhos de produtividade. De fato, é inerente ao regime econômico e financeiro das concessões de serviços públicos de energia elétrica a fixação das tarifas no contrato e seu posterior reajuste ou revisão pela agência reguladora, nos termos do contrato, com a devida apropriação de ganhos de produtividade, conforme dispõem os artigos 14 e 15, da referida Lei 9.427/96:
	“Art. 14. O regime econômico e financeiro da concessão de serviço público de energia elétrica, conforme estabelecido no respectivo contrato, compreende:
	I - a contraprestação pela execução do serviço, paga pelo consumidor final com tarifas baseadas no serviço pelo preço, nos termos da Lei no 8.987, de 13 de fevereiro de 1995;
	[...]
	 IV - apropriação de ganhos de eficiência empresarial e da competitividade;
	[...]
	Art. 15. Entende-se por serviço pelo preço o regime econômico-financeiro mediante o qual as tarifas máximas do serviço público de energia elétrica são fixadas:
	I - no contrato de concessão ou permissão resultante de licitação pública, nos termos da Lei n.º 8.987, de 13 de fevereiro de 1995;
	[...]
	IV - em ato específico da ANEEL, que autorize a aplicação de novos valores, resultantes de revisão ou de reajuste, nas condições do respectivo contrato.”
	VIII. CONCLUSÕES
	223. Assim, após a aplicação das metodologias definidas para a implementação da revisão tarifária periódica, são apresentados na tabela a seguir os índices de reposicionamento tarifário para cada um dos resultados, considerando-se a receita com e sem efeitos financeiros.
	Tabela 16: Resultados do Reposicionamento Tarifário
	DESCRIÇÃO
	VALOR
	[R$]
	[ % ]
	Receita Requerida Líquida
	591.609.349,94
	Receita Verificada
	659.728.413,33
	ÍNDICE DE REPOSICIONAMENTO TARIFÁRIO
	- 10,33%
	TOTAL VALORES FINANCEIROS
	22.974.098,87
	ÍNDICE DE REPOSICIONAMENTO TARIFÁRIO
	(Considerando os efeitos financeiros)
	-6,84%
	EFEITO MÉDIO PARA O CONSUMIDOR
	-4,40%
	Componente Xe do Fator X
	0,00%
	224. É importante destacar que, em decorrência da acréscimo na base tarifária de um componente financeiro de 2,45%%, que havia sido subtraído no reajuste anual de 2008, o consumidor irá perceber, no período de agosto de 2009 a julho de 2010, uma variação média de -4,40% nas tarifas de fornecimento.
	225. Para o cômputo do valor da componente Xe do Fator X foi considerado o valor de investimento de R$262.224.509.
	226. As perdas regulatórias a serem considerados para o período até a próxima revisão tarifária têm a trajetória abaixo indicada:
	Ano
	Ano Teste
	2010/2011
	2011/2012
	2012/2013
	Perdas Técnicas
	(sobre energia injetada)
	13,16%
	13,16%
	13,16%
	13,16%
	Perdas Não Técnicas
	(sobre o mercado BT)
	23,83%
	22,47%
	21,10%
	19,74%
	IX. ANEXOS
	227. Acompanham a presente Nota Técnica os seguintes Anexos:
	 Anexo I – Metodologia e Cálculo dos Custos Operacionais;
	 Anexo II – Determinação da Base de Remuneração Regulatória;
	 Anexo III – Metodologia e Cálculo do Fator X.
	 Anexo IV – Perdas Regulatórias.
	 Anexo V – Perdas Técnicas 
	 Anexo VI – Tarifas de Fornecimento e Uso do Sistema de Distribuição – TUSD.
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Nota Técnica nº  292/2009–SRE/ANEEL

Em 21 de agosto de 2009.

Processo nº 48500.004341/2006-63


Assunto: Segunda revisão tarifária periódica da concessionária de distribuição de energia elétrica CEPISA.

I. DO OBJETIVO



A presente Nota Técnica tem por objetivo apresentar a metodologia utilizada e os resultados da segunda revisão tarifária periódica da concessionária de distribuição de energia elétrica Companhia Energética do Piauí – CEPISA.


2. Na seção II apresenta-se uma breve caracterização da área de concessão da CEPISA. A seção III apresenta uma visão geral do regime de regulação por incentivos aplicável às concessionárias de distribuição de energia elétrica.


3. A revisão tarifária periódica da CEPISA é apresentada na seção IV, onde se explicita a metodologia adotada e os resultados obtidos para o reposicionamento tarifário e também os resultados do cálculo do Fator X a ser aplicado nos próximos reajustes tarifários.


4. Na seção V são apresentados os cálculos dos componentes tarifários financeiros externos à revisão tarifária periódica, que devem ser agregados às tarifas resultantes da revisão. A seção VI apresenta os comentários finais sobre o processo de revisão tarifária, enquanto a seção VII apresenta os aspectos legais do processo de revisão tarifária periódica, destacando-se a legislação pertinente e o contrato de concessão.


5. As conclusões do processo de revisão tarifária periódica da CEPISA encontram-se na seção VIII, ressaltando-se que os resultados desta revisão tarifária são aplicáveis para o período de agosto/2009 a julho/2013. Finalmente, os anexos detalham as metodologias e dados utilizados.


II. ANTECEDENTES


6. A CEPISA foi constituída como Sociedade Anônima em 8 de agosto de 1962, com a razão social de Centrais Elétricas do Piauí S.A. Em 1987, a Lei Estadual nº 4.126 alterou a razão social da CEPISA para Companhia Energética do Piauí.

7. A partir da Lei Estadual nº 4.868, de 19 de dezembro de 1996, iniciou-se o processo de alienação das ações de propriedade do Estado que integravam o capital social da CEPISA. 
Numa primeira fase, a ELETROBRÁS ampliou sua participação acionária na empresa para 48,86% das ações ordinárias e  assumiu em 13 de janeiro de 1997  a gestão da CEPISA  de forma  compartilhada  com o Governo do Estado. No mesmo ano, em 20 de outubro, a ELETROBRÁS adquire o controle acionário da CEPISA.

8. Em 12 de fevereiro de 2001, foi assinado o Contrato de Concessão no 04/2001, entre a União, por intermédio da Agência Nacional de Energia Elétrica – ANEEL, e a Companhia Energética do Piauí - CEPISA tendo por objeto regular a exploração do serviço público de distribuição de energia elétrica da concessão, de que é titular a citada concessionária.

9. A CEPISA é responsável pela distribuição de energia a uma população de cerca de 3 milhões de habitantes e cerca de 840 mil clientes, localizados nos 223 municípios do estado do Piauí abrangidos por sua área de concessão, ilustrada na Figura 2 abaixo.
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Fonte: Site IBGE 


Figura 1 – Área de concessão da CEPISA

A CEPISA atende a cerca de 840 mil unidades consumidores, que perfazem uma média de consumo anual de 2,18 MWh e um faturamento anual da ordem de R$ 600 milhões (informação do SAD/ANEEL relativa ao ano de  2008). A tabela 1 mostra a composição do mercado da concessionária:
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Figura 2: Composição do Mercado da CEPISA (2008)

10. Nos contratos de concessão das distribuidoras de energia elétrica, assinados a partir de 1995, foram estabelecidas as tarifas iniciais e os mecanismos de sua alteração: 


i) reajuste tarifário anual; 


ii) revisão tarifária extraordinária; e


iii) revisão tarifária periódica.


11. Segundo o contrato de concessão, a receita inicial da concessionária é dividida em duas parcelas. A Parcela A envolve os chamados “custos não gerenciáveis” pela concessionária, relacionados à atividade de distribuição de energia elétrica e explicitamente indicados no contrato. São custos cujo montante e variação escapam à vontade ou influência da concessionária, como a energia elétrica adquirida para atendimento aos clientes, os custos de transmissão e os encargos setoriais. A Parcela B compreende o valor remanescente da receita, envolvendo, portanto, os chamados “custos gerenciáveis”. São custos próprios da atividade de distribuição e de gestão comercial dos clientes, que estão sujeitos ao controle ou influência das práticas gerenciais adotadas pela concessionária, ou seja, os custos de operação (pessoal, material e serviços de terceiros). Além destes, a Parcela B inclui a remuneração do capital. A composição de cada parcela pode ser vista no quadro a seguir.

Tabela 1: Composição da Receita de uma Distribuidora
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12. Os contratos de concessão contemplam procedimento específico para reajuste dessas parcelas durante cada ano do período tarifário. Ao iniciar-se o período tarifário, cada concessionária tem estabelecido no momento da revisão tarifária a estrutura tarifária com seus valores iniciais que, aplicados ao seu mercado, definem a receita anual do primeiro ano do período tarifário subseqüente (RA). Em cada reajuste anual do período tarifário, o valor da Parcela A (VPA) é obtido pelas condições vigentes de cada um dos itens que compõem a citada parcela (compra de energia e outros). O novo valor da Parcela B (VPB) é obtido pela diferença entre RA e VPA, corrigido pela variação do IGP-M observada nos 12 meses anteriores à data do reajuste. Tais regras estimulam a concessionária a reduzir os custos de operação (cobertos pela Parcela B da receita) ao longo do período anterior à próxima revisão tarifária, uma vez que custos menores para um mesmo nível real de tarifas implicam em maiores benefícios para a concessionária, sob a forma de maior remuneração do capital.


13. A Primeira Revisão Tarifária da CEPISA ocorreu em 28 de agosto de 2005, sendo o seu resultado estabelecido na Resolução Homologatória n° 189, de 22 de agosto de 2005. As tarifas de fornecimento de energia elétrica, com vigência a partir de 28 de agosto de 2005, foram reposicionadas em 22,85% e reajustadas anualmente, de acordo com as regras do contrato, nos anos de 2006 a 2008. O valor do componente Xe foi estabelecido em 0,6379%.

14. Entretanto, para atender ao princípio de modicidade tarifária e a condição de equilíbrio econômico-financeiro do contrato de concessão definida na revisão tarifária periódica da CEPISA, o acréscimo de receita da “Parcela B”, resultante do reposicionamento tarifário de 22.85%, foi projetado para aplicação em parcelas anuais, sendo 13,04% em 28 de agosto de 2005, e nos reajustes tarifários anuais dos anos de 2006 a 2008, parcelas acrescidas à “Parcela B”, de cada ano, o valor de R$ 28.910.788,66 (vinte e oito milhões, novecentos e dez mil, setecentos e oitenta e oito reais, e sessenta e seis centavos), com atualização delas por ocasião dos reajustes tarifários anuais.

15. Em agosto de 2007 foi processada retificação da 1ª revisão da CEPISA, conforme Nota Técnica n.º 244/2007, de 13.08.2007, com reposicionamento passando a 19,50% e componente do Xe do Fator X para 0,5118%. Com essas alterações as parcelas nos reajustes anuais de 2007 e 2008 foram alteradas para considerar essa retificação.


16. A tabela a seguir apresenta os valores dos reajustes tarifários anuais ocorridos a partir da 1ª revisão tarifária, enquanto a figura 3 mostra a evolução da tarifa média (R$/MWh) e o crescimento do mercado da CEPISA (em MWh).

Tabela 2: Reajustes Tarifários Anuais da CEPISA (%)
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Figura 3: Evolução das Tarifas e Mercado da CEPISA

III. FUNDAMENTOS ECONÔMICOS DA REVISÃO TARIFÁRIA


III.1 – ASPECTOS CONCEITUAIS


17. O objetivo precípuo da regulação econômica é reproduzir, no desempenho da empresa monopolista regulada, os efeitos da pressão da concorrência (efetiva e potencial) observada em mercados competitivos. De forma consistente com esse objetivo, o atual modelo de concessão do serviço público de distribuição de energia elétrica consagrou um regime tarifário denominado regime de preços máximos (price-cap), pelo qual os serviços são regulados pelo preço, segundo regras econômicas cuja finalidade é a remodelação da prestação do serviço público pelas características da atividade privada, onde se destacam os princípios de eficiência na prestação do serviço e de modicidade tarifária.


III.2 – ASPECTOS METODOLÓGICOS


18. O processo de revisão tarifária é realizado em duas etapas. Na primeira etapa, denominada reposicionamento tarifário, são estabelecidas tarifas compatíveis com a cobertura dos custos operacionais eficientes – para um dado nível de qualidade do serviço – e com uma remuneração justa e adequada sobre investimentos realizados com prudência. A segunda etapa consiste no cálculo do Fator X, que é o estabelecimento de metas de produtividade para o segundo período tarifário.


19. No momento da revisão tarifária são estabelecidas novas tarifas com base em custos eficientes, de forma que os consumidores sejam beneficiados pelas reduções de custos e pela maior eficiência que a concessionária teve a oportunidade de obter no período anterior. Dessa forma, a remuneração do capital investido na prestação do serviço não é pré-determinada (como no regime de custo do serviço), mas pode ser majorada como resultado da redução dos custos de operação, uma vez que os contratos prevêem mecanismos que procuram fazer as tarifas permanecerem constantes em termos reais. As atuais regras jurídicas e econômicas relativas ao regime tarifário dos contratos de concessão do serviço público de distribuição de energia elétrica no Brasil constituem uma vertente do regime de regulação por incentivos. Sua finalidade precípua é o aumento da eficiência e da qualidade na prestação do serviço, atendendo ao princípio da modicidade tarifária. Conforme estabelecido pelo art. 14 da Lei n° 9.427, de 26 de dezembro de 1996, o regime econômico e financeiro da concessão de serviço público de energia elétrica compreende “IV - apropriação de ganhos de eficiência empresarial e da competitividade”.


20. Pelas razões expostas, o valor da Parcela B resultante da revisão tarifária periódica é específico para cada concessionária, e não é correto afirmar que exista qualquer relação entre esse valor e o valor da Parcela B do último ano do primeiro período tarifário. Conforme exposto anteriormente, o contrato de concessão determina que sejam repassadas integralmente as variações anuais de custos observadas na Parcela A. Já a Parcela B – calculada por resíduo – é reajustada anualmente pelo IGP-M, com vistas à sua atualização monetária, sendo que o referido índice de preços é ajustado por um “Fator X”, determinado pela ANEEL na revisão tarifária periódica. 


21. A figura a seguir tem a finalidade de ilustrar o efeito do regime de preços máximos sobre as tarifas. Para simplificar, supõe-se que as variações do índice que reajusta anualmente a Parcela B (IGP-M) e dos custos da Parcela A sejam iguais a zero ao longo do período tarifário anterior. A tarifa (ou “preço máximo”), inicialmente fixada em T1, permanece com seu valor fixo (em termos reais) no período tarifário, ou seja, até a próxima revisão tarifária periódica. Isso significa que a concessionária tem a oportunidade de reduzir custos de operação – o que está expresso pela área azul da figura – e, assim, aumentar sua remuneração ao longo desse período. Se a concessionária for eficiente, poderá se apropriar do aumento da remuneração resultante de sua gestão ao longo do período. As novas tarifas são estabelecidas no nível T2.
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Figura 4: Regime de Regulação por Incentivos


22. A determinação das variáveis do reposicionamento tarifário e o cálculo do Fator X devem ser realizados de forma a considerar que todos os procedimentos e análises fazem parte de um único processo, que é a revisão tarifária periódica. Em particular, deve-se assegurar a consistência entre o enfoque adotado para a definição e remuneração dos ativos necessários para prestar o serviço e a determinação do que se considera como custos operacionais eficientes associados a essa prestação. 

III.2.1 – O Reposicionamento Tarifário


23. O reposicionamento tarifário estabelece o nível de custos operacionais eficientes e uma justa remuneração do capital, a serem cobertos pelas tarifas. 


24. A determinação dos “custos operacionais eficientes” constitui, efetivamente, um dos grandes desafios da revisão tarifária. A análise dos custos da própria empresa sujeita o regulador aos efeitos da "assimetria de informação". Conceitualmente, a assimetria de informação se refere ao fato de que o prestador do serviço regulado é quem gerencia todas as informações (técnicas, operativas, financeiras, contábeis, etc.) vinculadas à prestação do serviço regulado. O Regulador, por sua vez, tem acesso parcial e limitado às informações que, em geral, são fornecidas pela própria empresa regulada. Embora o Regulador possa realizar auditorias permanentes nas informações recebidas, é evidente que a situação de ambas as partes no que se refere ao acesso e ao manejo dessas informações é totalmente assimétrica. 

25. Os enfoques regulatórios baseados unicamente nas análises de informações fornecidas pelas concessionárias potencializam os efeitos negativos dessa situação assimétrica e se desenvolvem, em geral, em condições prejudiciais para o Regulador e, conseqüentemente, para os clientes do serviço cujos direitos devem ser preservados. 


26. Assim, torna-se adequada uma ação regulatória não baseada somente em informações fornecidas pelas concessionárias e em auditorias das mesmas, mas na definição externa de parâmetros de eficiência que permitam determinar as tarifas dos serviços regulados e, ao mesmo tempo, constituam referências para orientar a gestão empresarial sem, contudo, causar ingerências indevidas na empresa. 


27. No que diz respeito à remuneração sobre o capital investido a ser incluída nas tarifas, há que se considerar a necessidade de preservar a atratividade de investimentos para o setor, o que significa que a remuneração deve corresponder exclusivamente ao custo de oportunidade do capital do investidor. O cálculo da remuneração requer que se defina o valor do investimento a ser remunerado (ou base de remuneração) e a taxa de retorno adequada a ser aplicada sobre esse valor. Considerando ainda que as empresas podem financiar suas atividades com capital próprio e capital de terceiros (dívidas) e que o custo de cada alternativa de financiamento é diferente, há que se definir a participação desses capitais no financiamento das atividades da concessionária, isto é, a estrutura de capital – uma vez que distintas estruturas de capital possuem custos de capital diferenciados. Dessa forma, a taxa de retorno deve refletir o custo do capital próprio e o custo do capital de terceiros ponderados pelas respectivas participações no capital total.


III.2.2 – O Fator X


28. Uma vez que as tarifas tenham sido reposicionadas segundo a abordagem descrita na seção anterior, são então estimados os ganhos de produtividade para o período tarifário subseqüente. Esses ganhos, que não estão associados a uma gestão mais eficiente da concessionária, correspondem à área verde na figura a seguir. No caso do serviço de distribuição de energia elétrica, no qual a evolução tecnológica é gradual (diferentemente de setores como o de telecomunicações), esses ganhos de produtividade projetados têm como causa principal alterações na escala do negócio. Durante o período tarifário se produzirão incrementos nas vendas da concessionária, tanto pelo maior consumo dos clientes existentes (crescimento vertical) como pela incorporação de novos clientes na área servida (crescimento horizontal). Esse incremento nas vendas será atendido pela concessionária com custos incrementais decrescentes em relação aos definidos no reposicionamento tarifário. Esse ganho de produtividade do negócio, que não decorre de uma maior eficiência na gestão da concessionária distribuidora, deve ser repassado aos consumidores mediante a aplicação de um redutor do índice que reajusta a Parcela B da receita (IGP-M). Esse redutor consiste no Fator X. As novas tarifas máximas para o próximo período tarifário corresponderão à curva pontilhada da figura.
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Figura 5: Regime de Regulação por Incentivos

29. Assim como no período tarifário anterior, a concessionária distribuidora tem um forte incentivo para obter uma maior eficiência em sua gestão, já que poderá reter como benefícios a diferença entre os custos operacionais eficientes definidos na revisão tarifária periódica e os que efetivamente possa alcançar. Da mesma forma, se essa diferença é negativa, a concessionária sofrerá uma redução em suas expectativas de benefícios. 


30. Portanto, quanto maior for a eficiência da concessionária, maior será seu benefício. Se, porém, a concessionária não explorar seu potencial de eficiência, o resultado será a sujeição a uma perda ou, pelo menos, a uma redução de benefícios. A área em amarelo da figura anterior corresponde aos benefícios que podem ser auferidos pela concessionária ao realizar uma trajetória de custos ainda mais eficientes que os considerados no reposicionamento tarifário.


31. Poderia se argumentar contra a ampliação da remuneração obtida pela concessionária eficiente, e que os ganhos de eficiência deveriam refletir-se imediatamente na redução das tarifas, de modo a beneficiar unicamente os consumidores. Esse raciocínio, no entanto, é contraditório com os princípios fundamentais da regulação por incentivos, uma vez que a determinação de que todo ganho de eficiência seja imediatamente repassado aos consumidores significaria um desincentivo para a obtenção de eficiência pela concessionária, isto é, se a redução dos custos não lhe trouxesse nenhum benefício, a concessionária não realizaria esforço algum nesse sentido.


III.2.3 – A Qualidade do Serviço


32. Em serviços que apresentam características de monopólio natural, é competência do Regulador estabelecer normas e padrões em matéria de parâmetros de qualidade do serviço prestado, seja quanto aos aspectos técnicos (freqüência e duração de interrupções) ou quanto ao atendimento comercial (prazos máximos para solução de reclamações, possibilidade de efetuar trâmites por modalidades que representem maior grau de conforto, etc.). O Regulador tem ainda a responsabilidade essencial de verificar se, na realidade, os clientes cativos estão recebendo efetivamente um serviço de qualidade de acordo com o definido nessas normas (e contemplado nas tarifas vigentes). Este aspecto é de fundamental importância quando se aplica um enfoque regulatório baseado em incentivos, como o regime tarifário de “preços máximos” vigente no Brasil para a determinação das tarifas das concessionárias distribuidoras. 


33. É imprescindível que todo regime de regulação por incentivos inclua a definição e efetiva implementação de um regime da qualidade do serviço técnico e atendimento comercial recebidos pelos clientes, que compreenda:


i) A determinação de parâmetros que reflitam um nível mínimo de qualidade;


ii) A efetiva medição desses parâmetros para cada cliente individual;


iii) A definição e aplicação de penalidades para os casos em que o serviço não alcança os níveis mínimos de qualidade exigidos, com valores determinados, por exemplo, com base no custo da energia não fornecida. É desejável que essas penalidades sejam pagas pela concessionária distribuidora aos clientes afetados pelo serviço de qualidade inadequada.


III.2.4 – Tratamento Regulatório das Perdas de Energia


34. Há necessidade de se definir um tratamento regulatório para as perdas de energia elétrica. É reconhecido que a concessionária distribuidora não possui controle sobre os custos da Parcela A, embora se possa admitir que ela possui certa capacidade para negociar os preços de compra de energia elétrica, dadas as condições e restrições determinadas pela legislação vigente. No entanto, é lícito afirmar que a concessionária possui uma forte capacidade de gestão sobre as perdas de energia elétrica, que influem na quantidade de energia elétrica comprada considerada para o cálculo da Parcela A. Com efeito, essas quantidades correspondem à soma das vendas da distribuidora com as perdas incorridas nas atividades desenvolvidas para fazer chegar a energia elétrica desde os pontos de produção até os pontos de consumo. Tais perdas podem ser separadas em: a) perdas associadas ao transporte de energia elétrica pelas redes de transmissão e distribuição envolvidas, denominadas “perdas técnicas”; e b) as chamadas “perdas não técnicas”, definidas como a diferença entre as perdas totais e as perdas técnicas. Esse segundo tipo de perda está diretamente associado à gestão comercial da concessionária distribuidora.


35. A regulação econômica do serviço de distribuição deve transmitir sinais de eficiência em todos os temas relacionados à sua esfera de competência. Em particular, é importante considerar que um nível elevado de perdas se traduz na necessidade de incrementar a energia elétrica disponível na atividade de geração. No âmbito mundial e, em particular, em todos os países em desenvolvimento, o custo marginal de longo prazo de geração costuma ser mais alto que os custos associados à redução de perdas técnicas e não técnicas na atividade de distribuição.

36. Assim, com a finalidade de calcular os montantes de energia que a concessionária deve comprar, o Regulador determina, para cada ano de um período tarifário, o nível máximo de perdas a serem admitidas sobre as quantidades de energia elétrica que a concessionária distribuidora prevê fornecer para atender todo o mercado de sua área de concessão. Essa determinação pode ser feita mediante a fixação de um valor único para todo o período tarifário ou mediante a definição de uma “trajetória” ou curva decrescente. Com o valor “regulatório” de perdas determinado dessa forma adicionado ao valor das perdas de energia na rede básica, se calcula o montante de energia a ser considerado na Parcela A das tarifas da concessionária. Isso significa valorar as perdas ao preço representativo das compras de energia elétrica da distribuidora. Do exposto, se depreende que a concessionária distribuidora tem um forte incentivo para reduzir as perdas em seu sistema elétrico a níveis inferiores ao “padrão regulatório”, já que poderá reter como benefício, durante o período tarifário, a diferença entre esse montante e o valor que possa obter na realidade, valorada ao preço de compra.


III.2.5 – Tratamento Regulatório das Outras Receitas


37. A apuração de outras receitas concentra-se na definição da receita regulatória de compartilhamento de infra-estrutura e sua reversão parcial em prol da modicidade tarifária. A receita de compartilhamento de infra-estrutura deve ser identificada, para cada concessionária de distribuição, a partir dos contratos de compartilhamento firmados, os quais deverão ser apresentados quando do processo de revisão tarifária periódica.


38. Identificada a receita de compartilhamento e visando a implementação do incentivo de manter para a concessionária a remuneração sobre o capital próprio associado aos ativos compartilhados, deve ser considerado 90% (noventa por cento) do valor apurado como redutor tarifário a título de Outras Receitas.


39. Não serão consideradas na apuração de outras receitas aquelas decorrentes de:


· Atividades Extraconcessão;


· Serviços Cobráveis ou Taxados;


· Serviços de Consultoria; e


· Aluguéis de Imóveis.


40. Identificadas outras atividades não citadas nesta metodologia, estas serão avaliadas e suas receitas deverão estar sujeitas às seguintes regras:


· Receitas decorrentes de atividades que não têm custos cobertos pelas tarifas do serviço básico não devem ser revertidas para modicidade tarifária como outras receitas, mas por meio de ajustes naturais na empresa de referência no ciclo seguinte;


· Receitas de atividades cujos custos compõem as tarifas do serviço básico devem ser revertidas, em parte, para a modicidade tarifária, visando a recuperação desses custos. Nesse caso, também deve ser revertido, em prol da modicidade tarifária, 90% (noventa por cento) da receita da atividade estimada para o Ano-Teste.


IV. A REVISÃO TARIFÁRIA PERIÓDICA DA CEPISA


41. Conforme mencionado na seção III, a revisão tarifária periódica é realizada em duas etapas: o reposicionamento tarifário e o Fator X. No reposicionamento tarifário se trata de calcular a Receita Requerida da concessionária, que consiste na receita compatível com a cobertura de custos operacionais eficientes e com um retorno adequado sobre o capital prudentemente investido. Como a Receita Requerida é calculada em bases anuais, se trata de estabelecer um fluxo de receita compatível com os custos econômicos da prestação do serviço referenciados ao período de 12 meses subseqüentes à data da revisão tarifária. Para a concessionária CEPISA esse período anual, denominado ano-teste, compreende os 12 meses de agosto/2009 a julho/2010.


42. O reposicionamento tarifário (RT) é o resultado da comparação entre a Receita Requerida (em R$) para o ano-teste e a Receita Verificada (em R$) da concessionária no mesmo período, conforme definido na fórmula a seguir:
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43. A Receita Requerida é composta pela Parcela A e Parcela B, referenciadas ao Ano-Teste, sendo que: 


· a Parcela A é obtida pelo somatório dos custos relativos aos encargos setoriais, encargos de transmissão e de distribuição e de compra de energia, considerando os critérios estabelecidos em Resoluções específicas da ANEEL; e


· a Parcela B é obtida pelo somatório dos custos operacionais eficientes, da remuneração dos investimentos prudentes e da quota de reintegração regulatória (depreciação).


44. Para efeito de modicidade tarifária, são deduzidas da Receita Requerida as outras receitas, conforme apresentado na seção anterior. A Receita Verificada corresponde à receita que seria por ela auferida com as tarifas vigentes antes da revisão tarifária periódica, aplicadas ao mercado de venda do ano-teste.


45. Os itens seguintes detalham os critérios e valores determinados para as parcelas A e B.


IV.1 – DETERMINAÇÃO DO VALOR DA PARCELA A


46. A Parcela A inclui os denominados custos “não-gerenciáveis” da concessionária, isto é, custos cujos montantes e variação não são administrados pela concessionária. Tais custos referem-se à compra de energia elétrica e aos encargos setoriais e custo com transporte de energia.


47. Para se determinar o montante de compra de energia é necessário calcular o balanço energético da empresa, que implica em se determinar o valor regulatório de perdas de energia elétrica, o que é apresentado a seguir.


IV.1.1 – PERDAS DE ENERGIA ELÉTRICA

48. Inicialmente cabe explicitar alguns conceitos adotados nesta seção da Nota Técnica. Em relação às perdas de energia elétrica, denominam-se perdas na distribuição ao somatório de perdas técnicas e não técnicas, definidas como:

· Perdas técnicas: montante de energia elétrica dissipada no sistema de distribuição decorrente das leis da Física relativas aos processos de transporte, transformação de tensão e medição de energia elétrica. Corresponde à soma de três parcelas: Joule, dielétrica e magnética; e


· Perdas não técnicas: apuradas pela diferença entre as perdas totais e as perdas técnicas, considerando, portanto, todas as demais perdas associadas à distribuição de energia elétrica, tais como fraude e furtos de energia, erros de medição, erros no processo de faturamento, unidades consumidoras sem equipamento de medição, dentre outros.


49. As perdas na distribuição são definidas como a diferença entre a energia injetada na rede de distribuição e a energia fornecida (considerados o mercado cativo, suprimento e consumidores livres faturados). As perdas técnicas de energia são calculadas pela ANEEL em cada processo de revisão tarifária e a diferença entre as perdas na distribuição e as perdas técnicas calculadas são as perdas não técnicas. As equações a seguir ilustram o conceito apresentado:

Energia Injetada = Energia Fornecida + Perdas de Energia na Distribuição


Perdas de Energia na Distribuição= Perdas Técnicas + Perdas Não Técnicas


50. A figura a seguir apresenta a evolução das perdas na distribuição da CEPISA nos últimos anos. O percentual de perdas apresentado é calculado sobre a energia injetada.
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 Figura 6: Evolução das Perdas de Energia no Sistema de Distribuição  da CEPISA 


(períodos de agosto a julho; 2009-2010: projeção da concessionária)

51. Cabe à ANEEL, a cada novo ciclo tarifário, definir limites para o repasse das perdas para as tarifas dos consumidores de energia elétrica. No modelo de regulação price cap, o comportamento dos entes regulados é regido por incentivos e cabe ao regulador definir uma meta regulatória para as perdas globais. A definição da meta regulatória deve ser uma solução de compromisso entre a busca da modicidade tarifária e o correto incentivo para que as concessionárias reduzam suas perdas além do nível regulatório, uma vez que poderiam se apropriar dos ganhos advindos de tal situação.

52. Assim, com a finalidade de calcular os montantes de energia que a concessionária deve comprar, o Regulador determina, para cada ano de um período tarifário, o nível máximo de perdas a ser admitido sobre a energia injetada em seu sistema distribuição. Essa determinação pode ser feita mediante a fixação de um valor único para todo o período tarifário ou mediante a definição de uma “trajetória” ou curva decrescente. Com o valor “regulatório” de perdas determinado dessa forma, adicionado ao valor das perdas de energia na rede básica, se calcula o montante de energia a ser considerado na Parcela A das tarifas da concessionária.

53. Cabe aqui destacar que as perdas não técnicas regulatórias da CEPISA na primeira revisão tarifária tiveram uma definição de trajetória decrescente, conforme homologação de seus resultados em agosto de 2005, conforme tabela a seguir e detalhes constantes da Nota Técnica n] 275/2009-SRE/ANEEL, de 06.08.2009.

		Tabela - Trajetória Original de Perdas Não – Técnicas 


do 1º Ciclo (sobre mercado de venda)



		

		2005/2006




		2006/2007

		2008/2009

		2008/2009



		Perdas Técnicas 

		18,51%

		18,51%

		18,51%

		18,51%



		Perdas Não Técnicas 

		26,12%

		22,75%

		19,37%

		16,00%



		Perdas na Distribuição

		44,63%

		41,26%

		37,88%

		34,51%





54. A Superintendência de Regulação dos Serviços de Distribuição – SRD definiu o nível de perdas técnicas da concessionária em 13,16% da energia injetada, em caráter provisório, até que sejam sanadas inconsistências de dados encaminhados pela concessionária, conforma Notas Técnicas 052 e 072 - SRD/ANEEL.

55. O mecanismo utilizado na definição do referencial regulatório de perdas não técnicas regulatórias é o da comparação entre as empresas. Ou seja, define-se o nível regulatório de perdas não técnicas observando-se, em especial, os níveis praticados por empresas comparáveis, bem como os níveis históricos praticados pela própria empresa. Para a comparação, o referencial utilizado são as perdas não técnicas sobre o mercado de baixa tensão, por ser o segmento onde se concentram as perdas dessa natureza.

56. Com o objetivo de se fazer uma comparação de forma apropriada, são observados fatores que influenciam de forma direta e indireta as perdas não técnicas e seus níveis em todas as áreas de concessão e também fatores específicos de cada distribuidora. O conjunto desses fatores define o que se convencionou chamar de “complexidade de combate às perdas não técnicas”, ou, simplesmente, complexidade. Quanto maior a complexidade, maior a dificuldade de se combater às perdas não técnicas.

57. Para possibilitar a comparação, foi construído um “índice de complexidade” que levou em consideração diversos fatores que influenciam no combate às perdas não técnicas. As empresas são então ordenadas de acordo com a complexidade de combate às perdas não técnicas. A Nota Técnica nº. 342/2008-SRE/ANEEL detalha a metodologia utilizada. 

58. Concessionárias comparáveis no que diz respeito às perdas não técnicas são aquelas cujas áreas de concessão são tão ou mais complexas, já consideradas as probabilidades de inversão das posições no ranking de complexidade. 

59. No caso da CEPISA, tal análise indicou a necessidade de definição de uma trajetória de redução de perdas não técnicas. Isto, porque, a observação empírica demonstrou que existe pelo menos uma empresa comparável com nível de perdas não técnicas (sobre o mercado de baixa tensão) mais baixo. A trajetória será linear, calculada pela razão entre o percentual de redução de perdas no ciclo tarifário (diferença entre o percentual de perdas não técnicas no ponto de partida e chegada) e o número de anos do ciclo tarifário. A figura abaixo ilustra como o seria a trajetória ao longo do ciclo de empresa com ciclo de 4 anos. É importante notar que no primeiro ano do segundo ciclo tarifário (ano teste) já ocorre o primeiro degrau de redução.
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60. O ponto de partida foi definido da seguinte forma: Primeiramente, a partir do mercado total (Fornecimento, Suprimento e Livre) do ultimo período tarifário e do percentual de perdas globais (sobre energia injetada), referente ao menor valor do histórico recente da empresa, calcula-se a energia injetada e o volume (em MWh) de perdas globais. Pelo produto entre o percentual de perdas técnicas (conforme cálculo efetuado pela SRD) e energia injetada (conforme cálculo anterior) obtém-se o volume (em MWh) de perdas técnicas e, por diferença, de perdas não técnicas. Em seguida, o percentual de perdas não técnicas no ponto de partida foi calculado pela razão entre as perdas não técnicas e o mercado de baixa tensão do ultimo período tarifário.

61. As perdas globais na distribuição foram estabelecidas com a verificação do menor valor entre a meta regulatória estabelecida na primeira revisão tarifária para alcance ao final do primeiro ciclo (2005-2009) conforme Nota Técnica 275/2009-SRE/ANEEL, de 06.08.2009, e o histórico recente desde aquela revisão, obtendo-se o valor de 23,83% de perdas não técnicas em relação ao mercado de baixa tensão para o ano teste, equivalente a 11,85% em relação à energia injetada.


62. Registre-se ainda que a trajetória de redução proposta foi analisada do pondo de vista do impacto tarifário do volume de recursos alocados para o combate às perdas em comparação com o benefícios esperados, e se mostrou viável.

63. Face ao exposto, nos reajustes anuais subseqüentes a esta revisão o limite regulatório para as perdas na distribuição da CEPISA obedecerá a uma trajetória decrescente, conforme tabela a seguir. O referencial para o índice de perdas técnicas é a energia injetada da concessionária, enquanto que para perdas não técnicas o referencial a ser utilizado nos reajustes tarifários é o nível de perdas não técnicas sobre o mercado de baixa tensão.

Tabela 3: Nível de Perdas para Cada Ano do Ciclo

		Ano

		Ano Teste

		2010/2011

		2011/2012

		2012/2013



		Perdas Técnicas


(sobre energia injetada)

		13,16%

		13,16%

		13,16%

		13,16%



		Perdas Não Técnicas


(sobre o mercado BT)

		23,83%

		22,47%

		21,10%

		19,74%





64. O referencial do percentual das perdas não técnicas em relação ao mercado de baixa tensão da distribuidora visa impedir que as variações de mercado na média e alta tensão influenciem no montante de perdas não técnicas admitido. Isto porque as variações nas perdas não técnicas decorrem do surgimento e regularização de fraudes e furtos e , ao contrário das perdas técnicas, em nada se relacionam com ao fluxo de potência na rede da distribuidora.

IV.1.2 – BALANÇO ENERGÉTICO


65. Para o cálculo da despesa com energia elétrica comprada para a revenda, elaborou-se o Balanço Energético da concessionária, que apura as sobras ou déficits de energia elétrica considerando o período de referência em questão.


66. As sobras ou déficits são calculados a partir da diferença entre os totais de energia contratada e energia requerida, ambos do período de referência. A energia disponível é igual ao somatório das seguintes informações físicas: geração própria, CCEAR, compra de energia de contratos bilaterais e quota de energia do PROINFA. A energia requerida é obtida a partir do mercado de venda da concessionária, adicionado das perdas regulatórias, calculadas conforme os percentuais estabelecidos no item anterior.


67. Os requisitos de energia elétrica da CEPISA para atendimento ao seu mercado de referência no ano-teste é de 2.864.059 MWh, formado por 2.096.812 MWh para atendimento ao mercado de fornecimento e suprimento e  767.247MWh para cobertura das perdas de energia elétrica.  


68. A CEPISA apresentou, para o ano-teste, sobras de energia elétrica no montante de 657.945 MWh, conforme demonstrado no quadro abaixo.


Tabela 4: Balanço Energético


		DESCRIÇÃO

		CÁLCULO

		TOTAL (MWh)



		GERAÇÃO PRÓPRIA

		(1)

		



		PROINFA

		(2)

		58.469



		COMPRAS – Contratos CCEAR

		(3)

		3.463.535



		ENERGIA DISPONÍVEL

		(4) = (1) + (2) + (3)

		3.522.004



		Fornecimento

		(5)

		1.963.776



		Suprimento

		(6)

		133.036



		Consumidores Livres

		(7)

		134



		TOTAL DE VENDAS

		(8) = (5) + (6)

		2.096.812



		

		

		



		Perdas Regulatórias no Sistema de Distribuição (MWh)

		(9) 

		699.575



		Perdas Regulatórias na Rede Básica (MWh)

		(10)

		67.673



		Total de Perdas Regulatórias (MWh)

		(11) =(9)+(10)

		767.247



		

		

		



		ENERGIA REQUERIDA (Mercado Regulatório)

		(12) = (8) + (11)

		2.864.059



		

		

		



		DISPONIBILIDADE LÍQUIDA (SOBRAS)

		(13) = (4) – (12)

		657.945





IV.1.3 – COMPRA DE ENERGIA ELÉTRICA


69. A Lei n.º 10.848, de 15 de março de 2004, que trata da comercialização de energia elétrica, alterou as regras de compra e venda de energia elétrica, especialmente no que diz respeito às concessionárias de distribuição de energia elétrica. Foram estabelecidas regras diferenciadas em função do porte da concessionária, ou seja, aquelas com mercado próprio maior ou igual a 500 GWh/ano e aquelas que atendem um consumo inferior a esse patamar.


70. O modelo instituído pela Lei n.º 10.848/2004 define dois ambientes em que as contratações devem ser feitas. O primeiro é o Ambiente de Contratação Regulada – ACR e o segundo o Ambiente de Contratação Livre – ACL. Os agentes de distribuição devem comercializar energia exclusivamente no ACR. O art. 2º da Lei n.º 10.848/04 determina que as empresas de distribuição de energia elétrica “deverão garantir o atendimento à totalidade de seu mercado, mediante contratação regulada”. A compra nesse ambiente é efetivada por meio de leilões, promovidos pela ANEEL ou pela Câmara de Comercialização de Energia Elétrica – CCEE.


71. No cumprimento da obrigação de contratação para o atendimento à totalidade do mercado, também será considerada a energia elétrica contratada até 16 de março de 2004 e proveniente de geração distribuída, de usinas contratadas na primeira etapa do PROINFA e de Itaipu Binacional.


72. Quando se trata da compra de energia por agentes de distribuição com mercado próprio menor que 500 GWh/ano, além de permitir: a (i) participação em leilões de compra no ACR; a legislação ainda possibilita a compra de energia (ii) de geradores distribuídos, na forma dos arts. 14 e 15 do Decreto n.º 5.163, de 30 de julho de 2004; (iii) com tarifa regulada do atual agente supridor; ou (iv) mediante processo de licitação pública promovido pelos agentes de distribuição. As condições gerais para a contratação do suprimento de energia elétrica para essas concessionárias foram estabelecidas por meio da Resolução Normativa n.º 206, de 22 de dezembro de 2005, alterada pela Resolução Normativa n.º 243, de 19 de dezembro de 2006.


73. Com o intuito de complementar a energia necessária ao atendimento do mercado, o art. 26 do Decreto n.º 5.163/2004 prevê a compra por meio de Leilões de Ajustes no ACR, em que podem ser adquiridos contratos de até um 1% da carga da distribuidora. Esses contratos são caracterizados por uma duração de, no máximo, dois anos.   


74.   No Ambiente da Contratação Livre – ACL destacam-se as operações de compra e venda de energia elétrica envolvendo: i) agentes concessionários; ii) permissionários e autorizados de geração; iii) comercializadores; iv) importadores; v) exportadores de energia elétrica; e vi) consumidores livres.


75. De acordo com o art. 48 do Decreto n.º 5.163/2004, os consumidores cuja carga seja maior ou igual a 500 kW, quando adquirirem energia de fontes solar, eólica, biomassa, cuja potência instalada seja menor ou igual a 30 MW, serão incluídos no ACL, da mesma forma que os consumidores livres.


76. Ainda, as concessionárias de distribuição situadas nas Regiões Sul, Sudeste e Centro-Oeste estão obrigadas a adquirir a energia elétrica gerada pela usina hidrelétrica de Itaipu.


77. O valor da despesa com compra de energia elétrica de Itaipu é apurado com base na tarifa de repasse de potência da Itaipu Binacional e nos montantes de potência e energia associada, publicados em Resolução Normativa da ANEEL. Para valoração dessa despesa, considera-se a taxa de câmbio, em R$/US$, e adota-se a data próxima ao reajuste tarifário anual ou revisão tarifária periódica. A tarifa de Itaipu é fixada em dólares e publicada por meio de Resolução Homologatória da ANEEL.


78. Os atuais contratos se classificam nas modalidades a seguir:


· Contratos Bilaterais (CB) – são os contratos de livre negociação entre os agentes, firmados antes da Lei n.º 10.848/2004. As contratações de energia de Geração Distribuída por meio de chamada pública, realizadas após a Lei n.º 10.848/2004, também são classificadas como Contratos Bilaterais, assim como aquelas oriundas das licitações realizadas pelas próprias concessionárias com mercado menor que 500 GWh/ano. A Resolução Normativa n.º 167, de 10 de outubro de 2005, estabelece as condições para a comercialização de energia proveniente de Geração Distribuída. Os montantes de energia desses contratos são registrados na CCEE pelo agente vendedor e validados pelo agente comprador. 


· Contratos de Leilões (CL) – são os contratos de compra e venda de energia anteriores ao Decreto n.º 5.163/2004, decorrentes de leilão público de montantes de energia, realizados no âmbito do antigo Mercado Atacadista de Energia – MAE (hoje Câmara de Comercialização de Energia Elétrica – CCEE). 


· Contratos de ITAIPU (IT) – referem-se à energia comercializada por Itaipu Binacional com as concessionárias de distribuição de energia elétrica adquirentes das quotas-partes da produção disponibilizada para o Brasil, conforme o disposto na Resolução Normativa n.º 218, de 11 de abril de 2006. A ELETROBRÁS é o agente comercializador dos contratos de Itaipu, para fins de registro na CCEE. 


· CCEAR – são contratos de comercialização de energia no ambiente regulado, decorrentes de leilões definidos no Decreto n.º 5.163/2004, para empreendimentos de geração existentes e novos empreendimentos de geração.


· CCE – Contrato de Compra e Venda de Energia, celebrado entre concessionária ou permissionária de distribuição com mercado próprio inferior a 500 GWh/ano e o atual agente supridor, conforme regras definidas nas Resoluções Normativas n.º 206, de 22 de dezembro de 2005 e n.º 243, de 19 de dezembro de 2006.


79. Para o cálculo dos custos com compra de energia elétrica, que compõem a Parcela A da Receita Requerida da concessionária, tomam-se como ponto de partida os montantes de energia de Itaipu, de contratos bilaterais e de leilões públicos de energia, necessários para o atendimento ao mercado previsto para o ano-teste da revisão, acrescido de um adicional a título de perdas regulatórias de energia elétrica. 


80. Para manter a neutralidade da Parcela A, torna-se necessário calcular a valoração dos montantes de energia admitidos para o ano-teste pelas tarifas que estarão vigentes na data de revisão tarifária periódica da concessionária, ou seja, em 28 de agosto de 2009.


81. Na tabela a seguir estão relacionados os contratos de compra de energia elétrica da CEPISA. Esses contratos, incluindo o Proinfa, totalizam  3.522.004 MWh. Para efeito de cálculo da despesa com compra de energia elétrica foi considerado o montante de energia de 3.055.161 MWh para atendimento ao mercado do ano-teste considerando as perdas tratadas anteriormente.


82. Na tabela  estão relacionados além dos contratos de compra de energia elétrica da CEPISA, os seus respectivos montantes bem como as despesas de cada contrato.


Tabela 5: Contratos de Compra de Energia Elétrica da CEPISA e respectivas Tarifas
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83. Os preços dos CCEAR e foram reajustados conforme fórmula de reajuste estabelecida em cada contrato de compra e venda de energia da CEPISA com a respectiva vendedora. 


84. Com base no exposto, os custos a serem considerados na Receita Requerida da concessionária CEPISA a título de compra de energia elétrica são de R$ 238.037.141,29.


IV.1.4 – ENCARGOS SETORIAIS E CUSTO COM TRANSPORTE DE ENERGIA


85. Os Encargos Setoriais, RGR, CCC, CDE, CFURH, TFSEE, ONS, PROINFA e ESS são definidos em Leis, têm destinação específica e resultam de políticas de Governo para o setor elétrico nacional. Seus valores são estabelecidos pela ANEEL, e não representam receita para a concessionária. Já os custos com transporte de energia elétrica cobrem o custo de transmissão da energia das usinas até as redes de distribuição da concessionária, sendo compostos por Rede Básica e Conexão, não constituindo receita da concessionária.


IV.1.4.1 – Encargos Setoriais


86. A Reserva Global de Reversão – RGR foi criada pelo Decreto n.º 41.019, de 26 de fevereiro de 1957. A Lei n.º 9.648, de 1998, definiu que a RGR seria extinta em 31 de dezembro de 2002. A Lei n.º 10.438, de 26 de abril de 2002, estendeu sua vigência até 2010. A RGR refere-se a um valor anual estabelecido pela ANEEL com a finalidade de prover recursos para reversão, encampação, expansão e melhoria do serviço público de energia elétrica, para financiamento de fontes alternativas de energia elétrica, para estudos de inventário e viabilidade de aproveitamentos de potenciais hidráulicos e para desenvolvimento e implantação de programas e projetos destinados ao combate ao desperdício e uso eficiente da energia elétrica. Seu valor anual equivale a 2,5% dos investimentos efetuados pela concessionária em ativos vinculados à prestação do serviço de eletricidade, limitado a 3,0% de sua receita anual. A Quota de RGR fixada anualmente é paga mensalmente em duodécimos pelas concessionárias à ELETROBRÁS, que é a gestora dos recursos arrecadados para esse fim.


87. A Conta de Consumo de Combustíveis Fósseis – CCC foi criada pelo Decreto n.º 73.102, de 7 de novembro de 1973. A CCC tem como finalidade o rateio dos custos relacionados ao consumo de combustíveis para geração de energia termoelétrica. Esse tipo de geração de energia apresenta custos superiores à geração hidroelétrica, onde utiliza-se combustíveis como óleo combustível, óleo diesel e carvão. A geração termoelétrica é essencial nas regiões do país localizadas fora da área de atendimento do sistema interligado, como na região Norte, nos denominados sistemas isolados. 


88. Os custos da geração termoelétrica dos sistemas isolados são rateados por todos os consumidores do país, mediante a fixação de valores anuais para cada concessionária de distribuição, proporcionais ao seu mercado, e podem variar em função da necessidade do uso das usinas termoelétricas. Os valores da CCC são fixados anualmente pela ANEEL, com base no Plano Anual de Combustíveis – PAC, elaborado pela ELETROBRÁS, após analisar a previsão de geração térmica elaborada pelo Comitê Técnico de Planejamento do Grupo Técnico Operacional da Região Norte – GTON, para os Sistemas Isolados e, até 2005, pelo Operador Nacional do Sistema – ONS, para os Sistemas Interligados Sul/Sudeste/Centro-Oeste e Norte/Nordeste. Essas previsões são feitas com base nas condições previstas de hidraulicidade, na taxa esperada de crescimento do consumo para o ano corrente e nos preços dos combustíveis vigentes aplicados sobre a necessidade de geração térmica. A Quota da CCC é paga mensalmente pelas concessionárias à ELETROBRÁS, que é a gestora dos recursos arrecadados para esse fim.


89. Até 2005, as Quotas de CCC eram estabelecidas para os seguintes sistemas elétricos: i) Sistema Interligado Sul/Sudeste/Centro-Oeste; ii) Sistema Interligado Norte/Nordeste; e iii) Sistemas Isolados. De acordo com a Lei n.º 9.648/1998, e a Resolução ANEEL n.º 261, de 13 de agosto de 1998, a partir de 1º de janeiro de 2006, ficou extinto o benefício da CCC para a geração de energia elétrica nos sistemas elétricos interligados. 


90. A Conta de Desenvolvimento Energético – CDE foi criada pela Lei n.º 10.438/2002 e refere-se ao valor anual estabelecido pela ANEEL com a finalidade de prover recursos para: i) o desenvolvimento energético dos Estados; ii) a competitividade da energia produzida a partir de fonte eólica, pequenas centrais hidrelétricas, biomassa, gás natural e carvão mineral, nas áreas atendidas pelos sistemas elétricos interligados; e iii) promover a universalização do serviço de energia elétrica em todo o território nacional. A CDE, cuja duração é de 25 anos, é fixada anualmente e paga mensalmente pelas concessionárias à ELETROBRÁS.


91. Os recursos necessários ao funcionamento da CDE são provenientes (i) dos pagamentos anuais realizados a título de Uso de Bem Público – UBP; (ii) das multas aplicadas pela ANEEL; e (iii) dos pagamentos de quotas anuais por parte de todos os agentes que comercializem energia elétrica com o consumidor final.


92. Os valores dos recursos provenientes do pagamento pelo UBP, estabelecidos nos contratos de concessão de geração e das multas impostas aos agentes do Setor pela ANEEL, são aplicados, exclusivamente e até quando necessário, no desenvolvimento da universalização do serviço público de energia elétrica no meio rural, nos termos da Lei n.º 10.762/2003.


93. Para os valores de multas aplicadas pela ANEEL, nos termos da Lei n.º 9.427, de 26 de dezembro de 1996, e do Decreto n.º 2.335, de 6 de outubro de 1997, somente poderão ser considerados, para efeito de receita da CDE, aqueles efetivamente depositados na conta ELETROBRÁS-CDE que, conforme a legislação prevê, são destinados à universalização.


94. As quotas da CDE foram definidas originalmente com base nos valores da CCC dos Sistemas Interligados de 2001, cujos valores foram reajustados anualmente, a partir de 2002, na proporção do crescimento de mercado de cada agente, e em 2004 também pelo Índice de Preço ao Consumidor Amplo – IPCA (IBGE). As quotas da CDE para o exercício seguinte têm por base a quota definida para o exercício anterior, incorporando o crescimento de mercado, no período de setembro/ano1 a agosto/ano2, e atualizado pelo IPCA do mesmo período.


95. A Compensação Financeira pela Utilização de Recursos Hídricos – CFURH foi criada pela Lei n.º 7.990, de 28 de dezembro de 1989. O cálculo da CFURH baseia-se na geração efetiva das usinas hidrelétricas, de acordo com a seguinte fórmula: CFURH = TAR x GH x 6,75%, em que TAR refere-se à Tarifa Atualizada de Referência estabelecida anualmente pela ANEEL (em R$/MWh) e GH é o montante (em MWh) da geração mensal da usina hidrelétrica. Do montante correspondente ao percentual de 6% arrecadado mensalmente a título de compensação financeira, 45% se destinam aos estados, 45% aos municípios, 3% ao Ministério de Meio Ambiente, 3% ao Ministério de Minas e Energia e 4% ao Fundo Nacional de Desenvolvimento Científico e Tecnológico administrado pelo Ministério de Ciência e Tecnologia. Os recursos correspondentes aos 0,75% constituem pagamento pelo uso de recursos hídricos e são receitas da Agência Nacional de Águas - ANA para aplicação na implementação do Sistema Nacional de Gerenciamento de Recursos Hídricos.


96. A Taxa de Fiscalização de Serviços de Energia Elétrica – TFSEE foi instituída pela Lei n.º 9.427, de 26 de dezembro de 1996, e equivale a 0,5% do benefício econômico anual auferido pela concessionária. O valor anual da TFSEE é estabelecido pela ANEEL com a finalidade de constituir sua receita e destina-se à cobertura do custeio de suas atividades. A TFSEE fixada anualmente é paga mensalmente em duodécimos pelas concessionárias.


97. A Lei n.º 10.438, de 26 de abril de 2002, instituiu o Programa de Incentivo às Fontes Alternativas de Energia Elétrica – PROINFA, com o objetivo de aumentar a participação de fontes alternativas renováveis na produção de energia elétrica (energia eólica, biomassa e pequena central hidrelétrica), privilegiando empreendedores que não tenham vínculos societários com concessionárias de geração, transmissão ou distribuição de energia elétrica, visando, também, ao aumento da participação de agentes no setor elétrico.


98. A responsabilidade pela contratação da energia elétrica gerada no âmbito do PROINFA é da ELETROBRÁS, de forma que todos os custos concernentes à aquisição da energia gerada pelo PROINFA incorridos pela ELETROBRÁS, inclusive os custos administrativos, financeiros e os decorrentes de encargos tributários, são rateados por todas as classes de consumidores finais atendidos pelo Sistema Elétrico Interligado – SIN, exclusive os integrantes da Subclasse Residencial Baixa Renda cujo consumo seja igual ou inferior a 80 kWh/mês.


99. A Resolução Normativa ANEEL n° 127, de 6 de dezembro de 2004, estabeleceu os procedimentos para o rateio do custo PROINFA, bem como para a definição das respectivas quotas de energia elétrica, nos termos do Decreto n.º 5.025, de 30 de março de 2004.


100. O Encargo de Serviços do Sistema – ESS representa o custo incorrido para manter a confiabilidade e a estabilidade do Sistema para o atendimento da carga, apurado mensalmente pela CCEE e pago pelos agentes da categoria de consumo aos agentes de geração que prestarem serviços não remunerados pelo Preço de Liquidação de Diferenças – PLD. 


101. O ESS divide-se em Encargo de Serviços de Restrição de Transmissão e o Encargo de Serviços Ancilares. Este último inclui o cálculo do pagamento pelo uso de combustível gasto em reserva de prontidão, gasto com investimentos para prestação de serviços ancilares e custo de operação como compensador síncrono, conforme Resoluções ANEEL n.º 265, de 10 de junho de 2003, e n.º 688, de 24 de dezembro de 2003. A maior parte desse encargo diz respeito ao pagamento para geradores que receberam ordem de despacho do ONS para atendimento a restrições de transmissão.  


102. O encargo referente à Pesquisa e Desenvolvimento Energético (P&D) foi criado pela Lei n.º 9.991, de 24 de julho de 2000, que estabelece que as concessionárias e permissionárias de serviços públicos de distribuição de energia elétrica ficam obrigadas a aplicar anualmente o montante de, no mínimo, 0,75% de sua receita operacional líquida em pesquisa e desenvolvimento do setor elétrico e, no mínimo, 0,25% em programas de eficiência energética.


103. As distribuidoras pagam mensalmente valores relativos ao custeio das atividades do Operador Nacional do Sistema – ONS. Esse tem como atividades a coordenação e o controle da operação dos sistemas elétricos interligados, e a administração e coordenação da prestação dos serviços de transmissão de energia elétrica por parte das transmissoras aos usuários acessantes da rede básica. 


104. Assim, os valores dos encargos setoriais considerados nesta revisão tarifária, bem como os atos legais que lhes deram origem, estão demonstrados no quadro a seguir:


Tabela 6: Encargos Setoriais da CEPISA
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Corta de Consumo de Combusty eis - CCC RS 1158281272 |Resolugdn Homologatdria n.°792, de 31 03/2009
Corta de Desenvohiments Energético ~ CDE RS 377586477 |Resolugdn Homologatria n.°754/72008, de 16/12/2008
Taxa de Fisc. de Servigos de EE.~ TFSEE RS 1.600.081 16 |Nota Técnica n.° 261/2003- SRE/ANEEL, de 30/07/2009
Reserva Global de Reversdo ~ RGR R 578273424 Memo SFF 12202003, de 14/08/2003

Proinfa RS 712630875 Resolugén Homologatdria n.°772, de 2740172009

ONS RS 52.026 20 |Previsan SRE (uk03funi2010)

Compensagdo financeira RS -

Encargo de Servigos do Sistema - £S5 RS 1.044.689 67 |Previsdo SRE- julho/2009

PaD e Eficiéncia Energética R§ 587467363 Formula- Res Normatia n°233/2006

Total de Encargos Tari RY  36919.19104






IV.1.4.2 – Custos com Transporte de Energia


105. O Uso das Instalações da Rede Básica e das Demais Instalações de Transmissão de Energia Elétrica refere-se aos valores pagos pelas concessionárias de distribuição às Transmissoras, conforme Contrato de Uso do Sistema de Transmissão – CUST celebrado com o ONS, para acesso à rede de transmissão do sistema interligado. São calculados mensalmente pelo ONS, com base nos valores de demanda de potência multiplicados por tarifa específica estabelecida pela ANEEL. Essa tarifa, por sua vez, depende da receita anual permitida para as concessionárias de transmissão para cobrir os custos decorrentes da atividade de transmissão. A ANEEL estabeleceu a Tarifa de Uso do Sistema de Transmissão (TUST), nas formas de TUSTRB, relativa ao uso de instalações da Rede Básica, e TUSTFR, referente ao uso de instalações de fronteira com a Rede Básica.


106.  O Uso das Instalações de Conexão refere-se ao uso, pelas distribuidoras, das instalações de conexão não integrantes da rede básica e pertencentes às transmissoras, para conectar-se às instalações da rede básica de transmissão. As instalações de conexão são disponibilizadas diretamente aos acessantes pelas proprietárias, mediante contrato de conexão ao sistema de transmissão. Os valores desse encargo são estabelecidos pela ANEEL e têm reajuste anual concatenado com as tarifas de fornecimento das distribuidoras de energia elétrica.


107. Os encargos associados às instalações de transmissão foram informados pela Superintendência de Regulação dos Serviços de Transmissão – SRT, por meio do Memorando nº 269/2009-SRT/ANEEL, de 3 de agosto de 2009,  para o período de agosto de 2009 a julho de 2010.

108. A receita referente às demais instalações de transmissão e às instalações de conexão, incluindo as instalações implantadas sob a luz da Resolução nº 489/2002, deve ser concatenada na data de reajuste tarifário ou revisão periódica das concessionárias ou permissionárias de distribuição, como encargos de conexão e transmissão. Por isso, o encargo anual de conexão na Tabela 7 foi atualizado pelo IGP-M de agosto de 2008 a julho de 2009.

109. Adicionalmente, a CEPISA firmou Contrato de Uso do Sistema de Distribuição com as distribuidoras: CELPE, CEMAR e COELCE cujos dispêndios anuais totalizam o valor de  R$ 690.728,78.


110. Na presente revisão tarifária periódica, para os custos com transporte de energia da CEPISA, foram considerados os valores apresentados na tabela seguinte, que totalizam R$ 55.610.965,92 a preços de agosto de 2009.


Tabela 7: Custos com Transporte de Energia da CEPISA


[image: image14.png]| TransportedeEnergia | Valor(R$) | Obsevagies |

Rede basica RS 37.932962,70 |Merno. 269/2003-SRT, de 03 082009

Rede basica fronteira RS 1437673440 |Merno. 269/2003-SRT, de 03 08.2009

Conexdo R 2610540,04 Mermo. 263/2003-SRT, de 03 08.2009 (atualizago IGPM)
Uso do sistema de distribuicdo R§

690.728,78 |CUSDs CELPE, CEMAR e COELCE,
Total do Transporte de Energia R§  55.610.96592






111. Ressalta-se que, em relação aos encargos setoriais e os de transporte de energia, os valores definitivos de contribuição ao ONS e Rede Básica são considerados de acordo com as Resoluções vigentes na data do reposicionamento, 28/08/2009, enquanto que os valores dos encargos RGR, TFSEE, Conexão e Compra de Energia Elétrica são concatenados nesta data, ou seja, têm seus valores estabelecidos na data do reposicionamento tarifário da concessionária.

IV.1.5 – VALOR TOTAL DA PARCELA A (VPA)


112. Conforme já mencionado, a Parcela A deve ser neutra para efeito tarifário, ou seja, se reconhece que a concessionária não deve ser beneficiada ou prejudicada por eventos que não pode controlar. Assim, os custos da Parcela A são integralmente repassados às tarifas. O valor total apurado para a Parcela A da CEPISA, calculado nos termos dos itens IV.1.3 e IV.1.4 é de R$ 330.567.298,26, conforme detalhado na tabela abaixo.


Tabela 8: Valor Total da Parcela A (VPA)


		Componente

		Valor (R$)



		Compra de Energia para Revenda

		238.037.141,29



		Encargos Setoriais

		36.919.191,04



		Custo com Transporte de Energia

		55.610.965,92



		Total  Parcela A

		330.567.298,26





IV.2 – DETERMINAÇÃO DO VALOR DA PARCELA B


113. Os itens a seguir detalham os valores definidos na Parcela B.


IV.2.1 – CUSTOS OPERACIONAIS


IV.2.1.1 – Enfoque Metodológico


A construção dos custos operacionais passa pela elaboração dos custos de referência utilizando-se a ferramenta da Empresa de Referência e, posteriormente, pela análise de consistência dos resultados obtidos de forma a determinar os custos operacionais eficientes e que sejam aderentes às reais condições geo-econômicas do ambiente no qual a concessionária desenvolve sua atividade de prestação dos serviços de distribuição de energia elétrica.


114. A determinação dos recursos necessários para a composição dos custos operacionais deve contemplar o dimensionamento dos seguintes itens:

· Recursos humanos (administrativo e de operação e manutenção);


· Infra-estrutura física, envolvendo edificações, móveis e sistemas de informática;


· Materiais e serviços;


· Transporte.


115. Para a determinação das capacidades internas e externas requeridas para o cumprimento eficiente dos Processos e Atividades (P&A), deve-se analisar uma estrutura organizacional referencial, contemplando a definição dos postos de trabalho que a integram, a dotação dos recursos humanos de cada um deles e a remuneração dos mesmos. Para isto, a empresa de distribuição deve prestar eficientemente o serviço elétrico, através do cumprimento das atividades básicas de distribuição de energia elétrica considerando os requisitos de qualidade do produto oferecido e do serviço prestado, estabelecidos no contrato de concessão e nas normas regulatórias aplicáveis.


116. Esse processo, quando eficiente, requer o funcionamento harmônico de uma estrutura organizacional adequadamente desenhada e implementada, contemplando a otimização dos recursos e custos atribuídos ao desempenho de cada processo e atividade. Calculada sob essas premissas, a receita máxima que a distribuidora poderá receber por esses serviços deverá assegurar um adequado retorno sobre o capital investido e fazer face a custos otimizados, considerados como tais custos eficientes minimizados no atendimento a níveis de qualidade crescentes.


117. De uma forma geral, e independente do modelo estrutural que possa ser adotado em função de estratégias específicas, a organização da distribuidora requer o cumprimento de funções básicas, como descrito a seguir, e que serão utilizadas na composição da Empresa de Referência (ER), adotando-se nomenclatura típica:


· Direção, Estratégia e Controle: Inclui atividades de: a) Direção Geral, no estabelecimento de estratégias e relacionamentos institucionais; b) Controle de Gestão, referidas ao monitoramento e ajuste do desempenho da gestão global da companhia; c) Assessoramento Legal, nos assuntos e situações onde for necessário;


· Administração: Contempla atividades de: a) Gestão de Recursos Humanos, incluindo o recrutamento, a capacitação e a administração dos empregados permanentes e temporários (se houver) da organização; b) Compras e Contratos referentes à gestão (provisionamento e logística) dos produtos e serviços necessários; c) Informática e Comunicações, vinculadas ao desenvolvimento, implantação e a manutenção dos processos informatizados que suportam as atividades da concessionária;


· Finanças: Contempla as atividades referentes à gestão econômico-financeira de curto e longo prazos, incluindo, entre outros, aspectos tais como a obtenção dos recursos financeiros necessários para a operação da distribuidora, a gestão tributária e o controle do seu endividamento;


· Comercial: Contempla atividades de: a) Atendimento ao cliente, incluindo o atendimento personalizado e telefônico aos clientes; b) Serviço Técnico Comercial, incluindo a conexão de novos serviços, corte e religação, e controle de perdas “não técnicas”; c) Gestão Comercial, que inclui o planejamento, acompanhamento e controle da execução dos processos comerciais e atendimento aos clientes, acompanhamento das perdas “não técnicas”, laboratório de medidores e previsões de recursos; d) Compra de Energia e relacionamento com Grandes Consumidores que inclui atividades de comercialização de energia no atacado;


· Técnica: Inclui atividades relacionadas às instalações físicas do sistema elétrico físico e de seu controle: a) Operação das instalações elétricas de forma programada ou intempestiva; b) Manutenção ou reparação programadas ou não programadas, inspeção e revisão, e adequação de instalações; c) Controle e supervisão das atividades de O&M, manejo dos sistemas de apoio, previsão de materiais e ferramentas, acompanhamento da qualidade do serviço.


Os P&A de Direção, Estratégia e Controle e de Administração e Finanças não requerem funcionalidade com dispersão geográfica, sendo executados de maneira centralizada na sede corporativa da empresa. Cumpre observar que os P&A relacionados ao planejamento da expansão física do sistema elétrico, respectivos projeto e implantação (construção/obras) não são detalhados no escopo da Empresa de Referência, por estarem relacionados ao investimento remunerado no âmbito da concessão, não sendo as despesas correspondentes a pessoal, material, serviços de terceiros e outros tratados em rubricas de custeio.


118. O processo de elaboração dessa estrutura da ER baseia-se nas funções descritas e contempla a análise dos postos de trabalho (em quantidade e qualificação) requeridos para prover o eficiente desempenho dessas funções, considerados os requisitos do contrato de concessão e outras normas regulatórias. Os P&A de Planejamento Técnico, Engenharia e Operação incluem tarefas que podem ser executadas de maneira centralizada e outras que devem ser cumpridas junto às regionais onde se encontram as instalações físicas utilizadas para prover os serviços. A operação e a manutenção (O&M) das instalações elétricas requerem descentralização geográfica, devendo realizar-se nos denominados “Centros de Serviço”.


119. Interpretam-se como atividades de Operação e Manutenção (O&M) a manutenção corretiva e preventiva dos equipamentos e instalações que constituem as redes de distribuição, bem como as operações necessárias em tarefas programadas e para repor a continuidade do serviço.

120. Os gastos que fazem parte dos custos de O&M surgem da avaliação a “preços de mercado” de todas as tarefas que devem ser exercidas por uma empresa eficiente. Os custos indiretos correspondentes às atividades de Direção, Estratégia e Controle não são componentes que devam incluir-se como parte dos custos de O&M, motivo pelo qual seu cálculo não deve ser considerado neste ponto. Avalia-se, então, a suficiência da dotação do pessoal disponível para estas tarefas, fazendo-se logo a comparação com outras empresas que possam ser consideradas referências válidas. A partir dessa análise, procede-se à determinação dos custos de O&M, reconhecendo-se inicialmente as atividades próprias de O&M em cada um dos segmentos ou níveis de tensão do sistema de distribuição.


121. Quanto aos custos incluídos nesse referencial, consideram-se os seguintes itens:


· Todos os gastos de pessoal, materiais, reposições para o equipamento elétrico e serviços;

· Todas as anuidades de investimento de curto período de recuperação, como por exemplo: hardware e software, veículos, etc;

· Toda a infra-estrutura de edifícios de uso geral, que se considera alugada.


122. Dessa forma, os custos calculados não incluem os investimentos em ativos associados especificamente à prestação do serviço, ou seja, à rede elétrica composta por linhas de distribuição e subestações.


123. Para efeito de determinação dos custos da estrutura de Administração, dos custos diretos e indiretos de Operação e Manutenção das instalações e das atividades de Comercialização, torna-se necessário desenhar uma Empresa de Referência (ER) que tenha uma estrutura eficiente e que realize suas atividades de maneira que os custos resultantes correspondam aos que existiriam no âmbito de um mercado competitivo. 

124. Deste modo se obtém, a partir da consideração dos P&A típicos e de uma estrutura de administração adaptada à realidade geo-econômica da distruibuidora, o dimensionamento apropriado da ER, dotado dos recursos necessários para uma empresa caracterizada como eficiente. 


125. O detalhamento dos critérios utilizados e os cálculos realizados são apresentados no Anexo I desta Nota Técnica e são apresentados sucintamente no item a seguir.


IV.2.1.2 – Custos por Área


126. A seguir encontra-se apresentado um quadro que resume os custos totais anuais que correspondem à gestão da ER, para prestar de forma eficiente os serviços de distribuição e comercialização de energia elétrica a seus clientes da área de concessão. Os valores estão projetados para agosto de 2009.

Tabela 9: Custos Totais por Ano – Preços a Agosto de 2009

[image: image15.png]CUSTOSPESSOAL | CUSTOS MAT.E | CUSTOS TOTAIS /
SETORES DA ENPRESA SERV. ®S) A0 @5)

1. ADMIISTRAGAO 54.554.671 05 2104302325 75.507.694,32
ESTRUTURA CENTRAL 36.288.957,05 492469972 4121365717
ESTRUTURA REGIONAL 1826571361 2.560.746,11 2082645872
SISTEMAS 000 13.557.577,43 1385757743

2.PROCESS 05 DE 08 2558651120 1993091253 4852702573

5. PROCESS0S COMERCIAIS 3050353965 2012525407 5052678372
TAREF A5 COMERCIAIS 1235832298 310560883 15.483.921
FATURAMENTO 37587327 13010731 20 21 386.704,51
PERDAS NAO-TECNICAS 492197937 52.258.97) 591423834
TELEATENDIMENTO 484726402 501665403 788391805

4.CUSTOS ADICIONAIS -588.508,30) 280433062 191582232
SDMINISTRATIVO “to1937228 037835 -115.608,68
OPERAGAO E MANUTENGED 96139081 1.855.146,14) 252653705
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IV.2.1.3 – Resultados Finais

127. Os detalhes sobre a metodologia de cálculo dos custos operacionais aplicada, os itens de custos considerados e os respectivos cálculos encontram-se no Anexo I. Dessa forma, os custos operacionais admitidos como eficientes que devem ser cobrados na tarifa dos consumidores finais são de R$176.669.734,09.

128. A Resolução nº. 234/2006, com redação dada pela Resolução nº. 338/2008 estabeleceu o referencial regulatório a ser utilizado nos processos de revisão tarifária a título de receitas irrecuperáveis, que no caso da CEPISA é de 0,90% da receita bruta da concessionária. 


129. Considerando uma receita igual a R$ 816.831.896,81, inclusos PIS/COFINS com alíquota média de 5,78% e ICMS com alíquota de 23,41%, chega-se ao valor de R$7.351.487,07, a ser atribuído a título de perdas de receita irrecuperáveis.


IV.2.2 – CUSTO DO CAPITAL


130. A determinação da remuneração sobre o capital investido requer três definições:


i) a taxa de retorno adequada a ser aplicada sobre o capital próprio e de terceiros;


ii) a participação do capital próprio e de terceiros no capital total (estrutura de capital); e


iii) o próprio valor do capital a ser remunerado, ou base de remuneração.


131. Assim, a remuneração sobre o capital investido, que deve ser incluída nas tarifas, é o resultado da aplicação da taxa de retorno adequada para a atividade de distribuição no Brasil sobre o investimento a ser remunerado, ou base de remuneração.


132. Os itens a seguir detalham a metodologia e os valores obtidos na determinação da estrutura de capital e da taxa de retorno sobre o capital próprio e de terceiros.


IV.2.2.1 – Estrutura Ótima de Capital


133. A definição de uma estrutura ótima de capital baseia-se no pressuposto concreto de que as empresas estão permanentemente tentando reduzir o custo de financiamento de suas operações. Para tanto, buscam encontrar um ponto ideal de alavancagem financeira (participação de capital de terceiros no capital total), uma vez que o capital de terceiros custa menos que o capital próprio. O aumento do grau de alavancagem, no entanto, introduz o risco de falência. 


134. Dessa forma, a estrutura de capital é definida como as proporções dos diversos tipos de capital próprio (por exemplo: ações ordinárias, ações preferenciais) e de capital de terceiros (diversos tipos de obrigações, dívidas) no ativo total da empresa. Entretanto, na maioria dos estudos realizados, toma-se a estrutura de capital numa forma mais simples, agregando os diversos tipos de capital próprio numa única conta de capital próprio e os diversos tipos de capital de terceiros numa outra conta única de dívidas. Assim, quando são considerados apenas capitais próprios e de dívidas na estrutura de capital, pode-se definir a estrutura de capital pela razão capital de terceiros ou dívida (D) sobre capital total (P+D), ou seja, D/(P+D). 


135. A estrutura de capital afeta a taxa de retorno de diversas maneiras. Primeiro, entra diretamente na fórmula do WACC (Weighted Average Cost of Capital), determinando os pesos dos diversos custos de capital que comporão a taxa de retorno. Segundo, tem impactos sobre diversos riscos, como o risco financeiro, já que a presença de capital de terceiros eleva a volatilidade dos retornos sobre capital próprio do projeto. 


136. Além desses efeitos diretos, a estrutura de capital tem um efeito importante sobre o retorno sobre o capital total, devido ao tratamento diferenciado que recebem os juros de dívida e os juros pagos a título de remuneração do capital próprio, para efeito de abatimento no cálculo dos impostos sobre a renda. Se uma concessionária toma emprestado para financiar suas atividades, os juros pagos são abatidos diretamente do lucro da empresa. 


137. A metodologia utilizada para o cálculo da estrutura ótima de capital das distribuidoras para o segundo ciclo de revisão tarifária (2007-2010) foi estabelecida na Resolução Normativa da ANEEL nº 234, de 31 de outubro de 2006. Segundo essa metodologia, a determinação da estrutura ótima de capital baseia-se em dados empíricos das empresas de distribuição de energia elétrica dos seguintes países que utilizam o regime regulatório de preços máximos: Argentina, Chile, Brasil, Austrália e Grã-Bretanha. A partir da análise da relação capital de terceiros/capital total (relação D/V) dessas empresas, é obtida a estrutura ótima de capital para as concessionárias brasileiras de distribuição de energia elétrica.


138.  Primeiramente agrupa-se os cinco países em três grupos. O primeiro grupo de países, chamado de grupo 1, é formado por Argentina e Chile. A razão para o agrupamento desses dois é que ambos são países em desenvolvimento, cujas empresas de distribuição de eletricidade estão sujeitas à regulação de price cap. Posteriormente, agrupam-se a Austrália e a Grã-Bretanha, países com alto grau de desenvolvimento e que aplicam a regulação de price cap no setor de distribuição de eletricidade, que é chamado de grupo 2. Finalmente, forma-se o grupo 3 contendo apenas as empresas brasileiras.


139. Após a formação dos três grupos, determina-se uma faixa de valores da relação capital de terceiros/capital total (relação D/V) para cada país a partir da observação empírica das empresas nos respectivos países. Em seguida, procede-se à formação de uma faixa de valores da relação D/V para cada grupo.  


140. Formalmente, o procedimento para a construção da faixa de valores em cada um dos grupos citados consiste nos dois passos seguintes:


· Determinação de uma faixa para cada país. O limite inferior dessa faixa é igual à média das relações D/V (médias das empresas) dos últimos três anos menos ½ (meio) desvio-padrão médio dos últimos três anos, enquanto o limite superior é igual a essa mesma média mais ½ (metade) desse mesmo desvio-padrão;


· Determinação de uma faixa para os grupos 1 e 2, cujo limite inferior é igual à média dos limites inferiores das faixas dos dois países e cujo limite superior é igual à média dos limites superiores das faixas dos dois países. Obteve-se então o intervalo [36,36 – 51,84%] para o grupo 1 e [64,12 – 77,54%] para o grupo 2.


141. O passo seguinte combina as faixas desses dois grupos (1 e 2), obtendo-se uma outra faixa que servirá de comparação com a que resulta dos dados brasileiros (grupo 3). O procedimento a ser seguido é o seguinte:


· Realiza-se a união das faixas dos grupos 1 e 2 para se obter uma nova faixa. O limite inferior dessa faixa é obtido por considerar o menor valor de D/V entre as faixas obtidas para cada grupo, enquanto o limite superior é o maior. Com a união das faixas, obtém-se o intervalo de variação que se esperaria encontrar para empresas distribuidoras de eletricidade de países que já usam o regime de price-cap há algum tempo. O intervalo obtido com este procedimento foi então de [36,36 – 77,54%].


· Determina-se a faixa para a relação D/V das empresas brasileiras como a interseção da faixa obtida a partir dos dados das empresas brasileiras (grupo 3) com a faixa obtida no passo anterior. A faixa obtida para o grupo 3 foi [44,62 – 66,59%], sendo a interseção resultante igual a [44,62 – 66,59%].


142. De posse do intervalo regulatório, a meta pontual será o valor dentro desse intervalo final que mais se aproxima da média da faixa definida pela união dos grupos 1 e 2. O valor resultante foi então de 56,95% para a participação de dívida no capital total. Após o ajuste em função da participação da RGR na dívida das empresas, o valor final adotado foi de 57,16% para a estrutura de capital.


IV.2.2.2 – Custo Médio Ponderado de Capital (WACC)


143. Para o cálculo da taxa de retorno utiliza-se a metodologia do Custo Médio Ponderado de Capital (Weighted Average Cost of Capital - WACC), incluindo o efeito dos impostos sobre a renda. Esse enfoque busca proporcionar aos investidores um retorno igual ao que seria obtido sobre outros investimentos com características de risco comparáveis. Em suma, se trata de considerar na tarifa uma remuneração que corresponda exclusivamente ao custo de oportunidade do capital do investidor. 

144. Assim, o método do WACC procura refletir o custo médio das diferentes alternativas de financiamento (capital próprio e de terceiros) disponíveis para o empreendimento, sendo expresso pela seguinte fórmula:
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onde:


rwacc: custo médio ponderado de capital após impostos (taxa de retorno);


rP: custo do capital próprio;


rD: custo da dívida;


P: capital próprio;


D: capital de terceiros ou dívida;


T: alíquota tributária marginal efetiva.


145. A seguir apresenta-se, de forma sintética, o cálculo do custo de capital próprio e de terceiros, que compõem o custo médio ponderado (WACC).


a) Custo de Capital Próprio


146. Para o custo de capital próprio adota-se o método CAPM (Capital Asset Pricing Model), que busca identificar a percepção do mercado sobre os verdadeiros riscos do setor. O modelo de custo do capital próprio pelo método Capital Asset Pricing Model (CAPM), no mercado doméstico (Brasil), em reais, encontra-se expresso na fórmula a seguir.
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onde: 


rCAPM: custo de capital próprio;


rf: taxa de retorno do ativo livre de risco;


(: beta do setor regulado;


rm-rf: prêmio de risco do mercado de referência;


rR: prêmio de risco de regime regulatório;


rB: prêmio de risco país;


rX: prêmio de risco cambial.


147. Para a taxa livre de risco (rf) utiliza-se o rendimento do bônus do tesouro americano com vencimento de 10 anos e duration de aproximadamente 8 anos. Para esse título, utilizou-se a média das taxas de juros anuais no período de janeiro de 1995 a junho de 2006, obtendo-se, através de média aritmética, uma taxa de juros média anual de 5,32%.


148. O prêmio de risco de mercado (rm-rf) é calculado a partir da diferença entre os retornos médios da taxa livre de risco e do índice Standard & Poor’s 500 (S&P500), que consiste num índice composto pelas ações das 500 maiores empresas negociadas na bolsa de Nova Iorque. Dessa forma, com base nas séries históricas de janeiro de 1928 a junho de 2006, obteve-se uma taxa anual média (aritmética) de retorno do mercado acionário de 6,09%.


149. O cálculo do Beta (() envolve os seguintes passos: i) cálculo do Beta alavancado para a amostra de empresas de energia elétrica dos EUA que apresentem a transmissão e distribuição em suas atividades; ii) desalavancagem dos Betas obtidos para cada empresa, utilizando-se o grau de alavancagem específico de cada empresa e a alíquota de 40% de imposto de renda dos EUA, obtendo-se o Beta associado ao risco do negócio; iii) cálculo da média dos Betas desalavancados ponderado pela participação dos ativos das empresas no total de ativos da amostra, cujo resultado chamar-se-á de Beta desalavancado do setor; e iv) realavancagem do Beta desalavancado do setor, usando-se a estrutura de capital no Brasil estabelecida sob o enfoque regulatório e a alíquota de 34% de impostos, composta de 25% da alíquota do Imposto de Renda de Pessoa Jurídica e 9% de Contribuição Social Sobre o Lucro Líquido.


150. Para se proceder ao cálculo dos betas, foram escolhidas empresas americanas do setor elétrico cujas atividades principais estão vinculadas à distribuição e transmissão de energia elétrica. O critério utilizado para selecionar as empresas foi a participação dos ativos ligados à atividade de distribuição e transmissão no ativo total. Foram selecionadas então empresas cuja participação desses ativos fosse igual ou maior que 50% do ativo total. De acordo com este critério, foi escolhida uma amostra de 20 empresas. Utilizando dados semanais de preço de fechamento de ações no período, entre julho/2001 e junho/2006, calculou-se os betas cujos valores são apresentados na tabela a seguir. A partir da estrutura média de capital dos últimos 5 anos, utilizando-se a alíquota de imposto de 40%, e ponderando-se pelo capital total da empresa com data base em 2005, obteve-se o beta desalavancado médio igual a 0,296. O beta realavancado, considerando uma estrutura de capital (D/V) igual a 56,95%, resulta em 0,554. 

151. Assim, o prêmio de risco total do negócio, financeiro e regulatório pode ser expresso pelo cálculo de um beta que reflita todos esses riscos, que será dado genericamente por:
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onde:


(RAlavancado é o beta no mercado de referência (regime rate of return) alavancado pela estrutura de capital adotada; 


(( é o ajuste por risco regulatório, a ser considerado no segmento de Distribuição.


152. Para o ajuste do beta em função do risco de regime regulatório adotou-se para o beta inglês alavancado o valor 1,0 (um) conforme disposto na proposta final da OFGEM para o processo de revisão tarifária das distribuidoras de eletricidade no Reino Unido
. Considerando a estrutura de capital regulatória adotado pela OFGEM de 57,5%
 obtém-se um valor para o beta inglês desalavancado de 51,36%, valor este que utilizado na equação do ajuste por risco do regime regulatório (4) resulta no valor de 0,218. 

153. Sendo assim, o beta final calculado a partir da equação (9) é igual a 0,772, resultando em um prêmio total do risco do negócio, financeiro e regulatório (( . (rm-rf) ) de 4,70% (em termos nominais). 


154. O prêmio de risco país (rB) é definido como a diferença entre o prêmio de risco soberano do Brasil e o prêmio de risco de crédito do Brasil. O prêmio de risco soberano é o spread que um título de renda fixa do governo brasileiro emitido em dólares paga sobre a taxa livre de risco dos EUA. O prêmio de risco de crédito Brasil é computado como o spread sobre a taxa livre de risco que estão pagando os bônus emitidos por empresas dos EUA com mesma classificação de risco que o Brasil. Representando por rs o prêmio de risco soberano e por rcB o prêmio de risco de crédito Brasil, o prêmio de risco país (rB), é dado por:
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onde:


rB: prêmio de risco país;


rs: prêmio de risco soberano;


rcB: prêmio de risco de crédito Brasil.


155. Para o cálculo do prêmio de risco soberano, utiliza-se a série histórica diária do índice Emerging Markets Bonds Index relativo ao Brasil (EMBI+Brazil), de abril de 1994 a junho de 2006, resultando no valor médio de 7,87%. No cálculo do prêmio de risco de crédito Brasil, adota-se a média dos spreads sobre a taxa livre de risco de título emitidos por empresas com classificação de risco igual ao do Brasil (Ba2, na terminologia da Moody´s), no mesmo período acima definido, resultando em uma taxa média 2,96% como prêmio de risco de crédito Brasil. Dessa forma, o prêmio de risco Brasil (rB) é igual a 4,91%.


156. O risco cambial é definido como a diferença entre o spread do câmbio no mercado futuro e a expectativa de desvalorização cambial, sendo que a realização da desvalorização cambial é a expectativa de desvalorização adicionada de um “ruído branco”. Assim, aplica-se um procedimento estatístico, chamado Filtro de Kalman, para se eliminar o “ruído branco”. O prêmio de risco cambial (rX) é calculado a partir dos dados mensais do mercado futuro de câmbio da Bolsa de Mercadorias e Futuros (BMF) de julho de 1999 a junho de 2006, resultando no valor de 1,78%.


157. Assim, o custo de capital próprio, em termos nominais, é de 16,71%.

b) Custo de Capital de Terceiros


158. Para o custo de capital de terceiros das empresas existentes adota-se uma abordagem similar à do capital próprio, ou seja, adiciona-se à taxa livre de risco os prêmios de risco adicionais exigidos para se emprestar recursos a uma concessionária de distribuição no Brasil. O custo do capital de terceiros é calculado pelo método CAPM de dívida, conforme a seguinte expressão:
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onde: 


rd: custo de capital de terceiros;


rf: taxa de retorno do ativo livre de risco;


rc: prêmio de risco de crédito;


rB: prêmio de risco país;


rX: prêmio de risco cambial.


159. O prêmio de risco de crédito (rC) deve representar o spread sobre a taxa livre de risco que pagam empresas com a mesma classificação de risco das distribuidoras de energia elétrica brasileiras. Dessa forma, no cálculo do prêmio de risco de crédito foram selecionadas empresas com classificação de risco Ba2 que tinham série de títulos de longo prazo com liquidez calculado no período de abril de 1994 a junho de 2006
. Calculando a média dos spreads dessas empresas ao longo da série, determina-se uma taxa média de 2,96% como prêmio de risco de crédito.


160. Assim, o custo de capital de terceiros, em termos nominais, é de 14,97%.


c) Custo Médio Ponderado de Capital (WACC)


161. Tendo sido calculado todos os componentes, pode-se encontrar o custo de capital próprio a ser aplicado ao setor de distribuição de energia elétrica. Como as tarifas são reajustadas por um índice de inflação (IGP-M ou IPCA), interessa-nos ter o custo de capital expresso em termos reais. Para deflacionar o custo de capital, basta descontar a taxa de inflação média anual dos EUA, de acordo com a fórmula abaixo, onde ( é a taxa de inflação média anual dos EUA no período de 1995-2005:
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162. Aplicando-se a equação anterior e adotando-se a alíquota de imposto (T) igual a 34%, resulta em um custo de capital para a estrutura de capital sugerida (D/V=57,16%) em termos nominais de 12,81%. Deflacionando-se o custo nominal pela taxa de inflação média anual dos EUA no período de janeiro de 1995 a junho de 2006, 2,60%, obtém-se o custo em termos reais, que resultou em 9,95% depois dos impostos. Os resultados finais são mostrados na tabela a seguir. 


Tabela 10: Custo Médio Ponderado do Capital – WACC


		Componente

		Fórmula

		Valor



		Estrutura de Capital

		

		



		Capital Próprio

		(P/V)

		42,84%



		Capital de Terceiros

		(D/V)

		57,16%



		

		

		



		Custo de Capital Próprio

		

		



		Taxa livre de risco

		rf

		5,32%



		Prêmio de risco de Mercado

		rm - rf

		6,09%



		Beta médio desalavancado

		βRRDesalav

		0,296



		Beta médio alavancado

		βRRAlav

		0,554



		Ajuste do beta (regime regulatório)

		((

		0,218



		Beta final

		β = βRRAla + ((

		0,772



		Prêmio de risco do negócio, financeiro e regulatório

		β.( rm - rf)

		4,70%



		Prêmio de risco Brasil

		rB

		4,91%



		Prêmio de risco cambial

		rX

		1,78%



		Custo de capital próprio nominal

		rP

		16,71%



		Custo de capital próprio real

		rP

		13,75%



		

		

		



		Custo de Capital de Terceiros

		

		



		Prêmio de risco de crédito

		rC

		2,96%



		Custo de dívida nominal 

		rD

		14,97%



		Custo de dívida real 

		

		12,06%



		

		

		



		Custo Médio Ponderado

		

		



		WACC nominal depois de impostos

		rWACC

		12,81%



		Inflação americana

		(

		2,60%



		WACC real depois de impostos

		rWACC

		9,95%





163. Com base no exposto, o Custo Médio Ponderado do Capital, ou seja, a taxa de retorno adequada para investimentos em distribuição de energia elétrica no Brasil é de 9,95%, conforme apresentado na tabela anterior.


IV.2.3 – BASE DE REMUNERAÇÃO REGULATÓRIA


IV.2.3.1 – Determinação do Valor da Base de Remuneração

164. Para o montante de investimento a ser remunerado – base de remuneração – a ANEEL está considerando o valor dos ativos necessários para prestar o serviço de distribuição, nos termos da Resolução ANEEL nº 234, de 31 de outubro de 2006, com redação alterada pela Resolução nº 338/2006.

165. Assim, de acordo com a resolução em questão, para a avaliação dos ativos das concessionárias, vinculados à concessão do serviço público de distribuição de energia elétrica, visando à definição da Base de Remuneração no segundo ciclo da revisão tarifária periódica, devem ser adotados, nesta seqüência, os seguintes procedimentos:


a) a base de remuneração aprovada no primeiro ciclo de revisão tarifária deve ser blindada. Entende-se como base blindada os valores aprovados para o primeiro ciclo;


b) da base blindada devem ser expurgadas as baixas ocorridas entre as datas-base do primeiro e segundo ciclo de revisão tarifária;


c) após a exclusão dessas baixas, ano a ano, os valores remanescentes devem ser atualizados pela aplicação do IGP-M;


d) também deve ser levado em consideração o efeito da depreciação acumulada ocorrida entre as datas-base do primeiro e segundo ciclo de revisão tarifária, obtendo-se o valor da base de remuneração atualizada;


e) as inclusões entre as datas-base do primeiro e segundo ciclo de revisão tarifária, desde que ainda em operação, são avaliadas utilizando-se a metodologia definida na Resolução n.º 234/2006;


f) os valores finais da avaliação são obtidos somando-se os valores atualizados da base de remuneração (item d) com os valores das inclusões ocorridas entre as datas-base do primeiro e segundo ciclo de revisão tarifária (item e).


166. Dessa forma, para fins de composição da base de remuneração para o próximo período tarifário da CEPISA deve-se avaliar a base incremental do último período tarifário, mantendo-se o conceito chave da Resolução nº 493/2002 e ratificada na Resolução nº 234/2006 de refletir apenas os investimentos prudentes na definição das tarifas dos consumidores. Tratam-se dos investimentos requeridos para que a concessionária possa prestar o serviço de distribuição cumprindo as condições do contrato de concessão (em particular os níveis de qualidade exigidos), avaliados a “preços de mercado” e “adaptados” através dos índices de aproveitamento definidos na referida Resolução.


167. Para efeito da presente revisão tarifária foram utilizados os valores informados pela Superintendência de Fiscalização Econômica e Financeira (SFF) por meio do Memorando nº 1188/2009-SFF/ANEEL, de 7 de agosto de 2009. 


168. Assim, a Base de Remuneração definitiva, a preço de 31 de  julho de 2009, validada pela SFF, é a seguinte:


a) O Ativo Imobilizado em Serviço – AIS da Atividade de Distribuição (deduzido dos valores de Servidões; Terrenos, Bens Administrativos, Veículos e Moveis e Utensílios, bens totalmente depreciados e Obrigações Especiais, sendo estas no valor de R$ 180.993.470,11), sobre a qual deve ser calculada a Quota de Depreciação, é de R$ 672.040.188,21; 


b) A Base de Remuneração Líquida de Distribuição definitiva é de R$ 340.651.094,51;

c) A Taxa de Depreciação média é de 4,45%; e


d) A Quota Anual de Depreciação média é de R$ 29.905.788,38.


169. Os resultados estão sintetizados na tabela a seguir.


Tabela 11: Resumo da Base de Remuneração Regulatória


[image: image22.png]rrE———— L Valores

(1) Alivo Imobiizado em Servico (Valor Novo de Reposicéo) 1.201.473.956,08
() Indice de Aprovehtaments Integral 5456 535 55
() Obrigacéies Especiais 180993 470,11
4) Bens Totalmente Depreciados 34296377190
(5) Base de Remuneragio Bruta= (1)-2)-3)-(4) 672.040.188,21
() Depreciagdo Acurmulada 662468 605 58
(7) AIS Liquido (Valor de Mercado em Uss) 518985 350 40
() Indice de Aproveitarento Depreciado 3551.960,72
() Valor da Base de Remuneracéo (VER) 515433 409 55
(10) Almoxaritado em Operacdo 4245 175 40
(1) Ativo Diferido 000
(12) Tertenos e Senviddes 1965 973,54
(13) Base de Remuneragdo Liquida Total = (1)-(6)-8)-3) #(10)+(11)+(12)  340.651.094,51
(14) Base d Rermuneragao Bruta - RGRELPT 21755 50 20
(15) Depreciagdo Acurnulada - RGR/PLPT 997 067 47
(16) Base de Remunerago Liquida - RGR/PLPT 20758.492,73
(17) Taxa de Depreciacdo 445%

(18) Quota de Reintegracéo Requlatéri

17) % (B) 29,605 786 36






IV.2.3.2 – Cálculo da Remuneração do Capital

170. A partir do custo médio ponderado de capital em termos reais de 9,95%, obtido no item IV.2.2, procede-se ao cálculo da remuneração líquida do capital (RLC) nos termos da equação a seguir:
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onde:


BRR = base de remuneração regulatória líquida;


rwACC = custo médio ponderado de capital (real).


171. Por conseguinte, a remuneração bruta do capital (RBC) é dada pela equação a seguir, onde T é a alíquota do imposto (34%):
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172. Dessa forma, o valor da remuneração bruta do capital apurado de acordo com as equações anteriores foi de R$  49.621.203,86.

IV.2.4 – DEPRECIAÇÃO

173. A quota de reintegração regulatória é composta das quotas de depreciação e de amortização e representa a forma de recomposição dos investimentos realizados para prestação do serviço ao longo da vida útil desses bens. 

174. Para este item foi considerado o percentual de 4,45% sobre o valor do Ativo Imobilizado em Serviço menos Terrenos. Esse percentual reflete a taxa média de depreciação e amortização dos ativos da CEPISA e os valores do ativo e de terrenos estão atualizados pelo IGP-M até maio de 2009. 

175. Vale destacar que de acordo com a Resolução nº 234/2006, a depreciação dos ativos adquiridos com recursos oriundos das Obrigações Especiais não é computada na parcela B da receita requerida da Concessionária. Tais recursos são relativos à participação financeira do consumidor, das dotações orçamentárias da União, verbas federais, estaduais e municipais e de créditos especiais vinculados aos investimentos aplicados nos empreendimentos vinculados à concessão, conforme previsto no art. 1º do Decreto nº 28.545, de 24 de agosto de 1950, art. 142 do Decreto nº 41.019, de 26 de fevereiro de 1957, e art. 18 da Lei nº 4.156, de 28 de novembro de 1962. Dessa forma, as Obrigações Especiais não são passivos onerosos e não são créditos do acionista. Assim, para fins de revisão tarifária periódica das concessionárias do serviço público de distribuição de energia elétrica, tais contas devem compor a Base de Remuneração como redutoras do ativo imobilizado em serviço.

176. Assim, o valor apurado de quota de reintegração foi de R$ 29.905.788,38.

177. . Com relação a esse item vale a mesma ressalva anterior, ou seja, será alterado em função da base de remuneração definitiva. A tabela a seguir apresenta os valores e cálculos efetuados.


Tabela 12: Quota de Reintegração Regulatória

		Quota de Reintegração Regulatória – QRR



		Descrição

		Cálculo

		Valor



		Base de Remuneração Bruta

		(1)

		180.993.470,11



		QRR  Quota de Reintegração Regulatória

		(2)

		4,45%



		Valor Total da QRR

		(3) = (1) x (2)

		29.905.788,38





IV.2.5 – VALOR TOTAL DA PARCELA B (VPB)

178. O valor total apurado para a Parcela B da CEPISA, calculado nos termos dos itens IV.2.1, IV.2.3 e IV.2.4  é de R$ 263.548.213,39, conforme detalhado na tabela abaixo.


Tabela 13: Valor Total da Parcela B (VPB)

		Componente

		Valor (R$)



		Custos Operacionais

		184.021.221,16



		Remuneração do Capital

		49.621.203,86



		Quota de Reintegração Regulatória

		29.905.788,38



		Total 

		263.548.213,39





IV.3 – CÁLCULO DO REPOSICIONAMENTO TARIFÁRIO


IV.3.1 – RECEITA REQUERIDA


179. A Receita Requerida da concessionária é formada pela soma das Parcelas A e B. A Parcela A é composta pela Compra de Energia, Encargos Setoriais e Custo com Transporte de Energia e totaliza R$ 330.567.298,26. A Parcela B é composta por Custos Operacionais Eficientes, Remuneração do Capital e Quota de Reintegração e totaliza R$263.548.213,39. 


180. Assim, o total da Receita Requerida é de R$ 594.115.511,65.

IV.3.2 – RECEITA VERIFICADA


181. Para a projeção de mercado a ser adotada para o ano-teste e anos posteriores, foram analisadas as projeções enviadas pela Concessionária, conforme procedimento constante na Nota Técnica n.º 292/2008-SRE/ANEEL.  Mesmo com algumas diferenças, no global pouco inferior a 1%, foi utilizada, para Audiência Pública, a projeção realizada pela SRE por se entender que está mais aderente ao realizado nos últimos meses. Esse resultado foi provisório, e sofreu alterações no que se refere ao mercado industrial. Com a consolidação dos mercados dos meses de março a maio, notou-se pequena oscilação entre o mercado realizado e o projetado, em geral. Entretanto, o mercado industrial sofreu grande impacto, principalmente causado pela retração da demanda por conta dos efeitos da crise financeira iniciada ao fim do ano passado.

182. Tendo isso em vista, a projeção do mercado industrial foi refeita, levando em consideração aspectos estruturais da série (sazonalidade, tendência e fatores aleatórios), mais a projeção de evolução para o PIB do estado do Piauí, obtido proporcionalmente àquela prevista para o PIB brasileiro. Isso trouxe uma redução de 253.696,86 MWh para 246.934,00 MWh na projeção do mercado industrial da CEPISA para o ano-teste.

183. A Receita Verificada (estimada para o ano-teste) é de R$ 659.728.413,33, e é o resultado da aplicação das tarifas de fornecimento, suprimento e de uso do sistema de distribuição em vigor, aos mercados de venda de fornecimento, suprimento e de consumidores livres, respectivamente referenciados ao ano-teste,  apresentado na tabela 12.

184. Ressalta-se que a receita verificada foi calculada considerando as tarifas “cheias”, sem a aplicação dos descontos, para: consumidores da subclasse residencial baixa renda (REN n.º 89/04), atividade de irrigação no horário especial (REN n.º 207/2006); gerador e consumidor livre de fonte incentivada (REN n.º 77/04); e consumo próprio de auto-produtor e produtor independente (REN n.º 166). A perda de receita da concessionária relativa à concessão desses descontos será compensada por meio de um componente financeiro, previsto nesta revisão, e apurado em definitivo no próximo reajuste.

Tabela 12: Receita Verificada para o Ano-Teste


		Classe de Consumo

		Mercado – Ano-Teste (MWh)

		Total (R$)



		FORNECIMENTO 

		                     1.963.776 

		654.607.934,61



		A1  (230 kV ou mais)

		                                 -   

		



		A2  (88 a 138 kV)

		                                 -   

		



		A3  (69 kV)

		                        145.308 

		23.357.063,36



		 A3a (30 kV  a 44 kV)     

		                            8.976 

		1.716.976,89



		A4  (2,3 kV a 25 kV)

		                        418.322 

		108.386.857,36



		As

		                                 -   

		



		BT  (menor que 2,3 kV)*

		                     1.391.169 

		521.147.037,01



		SUPRIMENTO 

		                        133.036 

		4.169.464,32



		CONSUMIDORES LIVRES

		                               134 

		951.014,40



		TOTAL

		                     2.096.946 

		659.728.413,33





IV.3.3 – OUTRAS RECEITAS


185. Outras Receitas compreendem as receitas que não decorrem exclusivamente das tarifas, mas que mantêm relação, mesmo que indireta, com o serviço público prestado ou com os bens afetos à sua prestação. A apuração de outras receitas concentra-se na definição da receita regulatória de compartilhamento de infra-estrutura e sua reversão parcial em prol da modicidade tarifária.


186. Neste sentido, identificada a receita de compartilhamento e visando a implementação do incentivo de manter para a concessionária a remuneração sobre o capital próprio associado aos ativos compartilhados, deve ser considerado 90% (noventa por cento) do valor apurado como redutor tarifário a título de Outras Receitas, ou seja:
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onde:


Rcomp = Receita de compartilhamento estimada para o Ano-Teste.

187. Para determinação da receita de compartilhamento, considerou-se o montante de receita informado pela concessionária, o que totalizou, para o Ano-Teste, o montante de R$ 2.784.624,12. Desse total, considerou-se o percentual de 90% para apuração de outras receitas, resultando no valor de R$ 2.506.161,71.

IV.3.4 – RESULTADO DO REPOSICIONAMENTO


188. Nos termos da equação apresentada no início da seção IV, o reposicionamento tarifário (RT) da CEPISA é de -10,33%. Dessa forma, para que a CEPISA tenha receita capaz de cobrir custos operacionais eficientes e adequada remuneração sobre investimentos prudentes, suas tarifas de fornecimento de energia elétrica devem ser reposicionadas em -10,33%. O cálculo do reposicionamento tarifário está expresso a seguir:


Tabela 13: Cálculo do Reposicionamento Tarifário


		Descrição

		Cálculo

		Valor



		Receita Requerida

		(1)

		594.115.511,65



		Outras Receitas

		(2)

		2.506.161,71



		Receita Verificada

		(3)

		659.728.413,33



		Reposicionamento Tarifário

		[(1) – (2)] / (3)

		-10,33%





189. Esse reposicionamento assegura, no momento da revisão tarifária periódica, o equilíbrio econômico-financeiro do contrato de concessão de distribuição de que a CEPISA é titular. Com a aplicação das regras de reajuste tarifário anual esse equilíbrio deverá ser mantido até a próxima revisão.

IV.4 – CÁLCULO DO FATOR X


190. Conforme já exposto, além do reposicionamento tarifário, a revisão tarifária periódica compreende uma segunda etapa, na qual se calcula o denominado Fator X. Os contratos de concessão das distribuidoras determinam que o valor da Parcela B da receita será ajustado anualmente no período tarifário entre revisões, aplicando-se ao valor vigente dessa parcela o índice “IGP-M – X”. Nos termos dos contratos de concessão:


“CLÁUSULA SÉTIMA – TARIFAS APLICÁVEIS NA PRESTAÇÃO DOS SERVIÇOS (...)


Sexta Subcláusula - O reajuste será calculado mediante a aplicação, sobre as tarifas homologadas, na “Data de Referência Anterior” do Índice de Reajuste Tarifário (IRT), assim definido:


             VPA( + VPB0 x (IVI ± X)


IRT =  -------------------------------------


                              RA0

onde:


VPA( - Valor da Parcela A referido na Subcláusula anterior, considerando-se as condições vigentes na data do reajuste em processamento e a energia comprada em função do “Mercado de Referência”, aqui entendido como mercado de energia garantida da CONCESSIONÁRIA, nos doze meses anteriores ao reajuste em processamento;


RA0 - Receita Anual, calculada considerando-se as tarifas homologadas na “Data de Referência Anterior” e o “Mercado de Referência”, não incluindo o ICMS;


VPB0 - Valor da Parcela B, referida na Subcláusula anterior, considerando-se as condições vigentes na “Data de Referência Anterior”, e o “Mercado de Referência”, calculado da seguinte forma: 


VPB0 = RA0 - VPA0

onde:


VPA0 - Valor da Parcela A referida na  Subcláusula anterior, considerando-se  as condições vigentes na “Data de Referência Anterior” e a energia comprada em função do “Mercado de Referência”; 


IVI - Número índice obtido pela divisão dos índices do IGPM da Fundação Getúlio Vargas, ou do índice que vier a sucedê-lo, do mês anterior à data do reajuste em processamento e o do mês anterior à “Data de Referência Anterior”. Na hipótese de não haver um índice sucedâneo, o PODER CONCEDENTE estabelecerá novo índice a ser adotado; e


X - Número índice definido pela ANEEL, de acordo com a Oitava Subcláusula desta Cláusula, a ser subtraído ou acrescido ao IVI.


[...]


Oitava Subcláusula - No processo de revisão das tarifas, estabelecido na Subcláusula anterior, o PODER CONCEDENTE estabelecerá os valores de X, que deverá ser subtraído ou acrescido na variação do IVI ou seu substituto, nos reajustes anuais subseqüentes, conforme descrito na Subcláusula Sexta. Para os primeiros cinco reajustes anuais, o valor de X será zero.”


191. Conforme já exposto, para cada empresa distribuidora a ANEEL está reposicionando a tarifa considerando os custos operacionais eficientes e uma adequada remuneração dos investimentos prudentes. Uma vez determinado o valor da Parcela B no reposicionamento, este será reajustado anualmente por IGP-M – X até a próxima revisão tarifária. O reajuste tarifário anual tem por finalidade assegurar a manutenção da condição de equilíbrio econômico-financeiro definida no reposicionamento tarifário. Assim, se os requisitos de eficiência associados à gestão dos custos operacionais já estão contemplados nos custos operacionais eficientes considerados no reposicionamento tarifário, o reajuste por IGP-M - X deve manter o equilíbrio econômico-financeiro da concessionária. Isso requer que sejam considerados os efeitos sobre a produtividade derivados da mudança na escala do negócio por incremento da demanda da área servida (tanto por maior consumo dos clientes existentes como pela incorporação de novos usuários). 


192. A abordagem que assegura plena consistência entre o reposicionamento tarifário e o cálculo do Fator X, nos termos do conceito descrito no parágrafo anterior, se realiza aplicando a metodologia de cálculo do método de fluxos de caixa descontados, do tipo “forward looking”, conforme estabelecido na Resolução n.º 234/2006. A determinação do Fator X mediante a aplicação desse procedimento contempla estritamente a produtividade derivada dos ganhos de escala que uma concessionária distribuidora obtém ao atender uma maior demanda com custos incrementais menores que os reconhecidos no reposicionamento tarifário. Do mesmo modo, o Fator X assim calculado contempla o impacto que os investimentos associados ao atendimento desta demanda têm sobre a base de remuneração. Também se assegura que a concessionária poderá reter, durante o segundo período tarifário, aqueles benefícios que obtenha como conseqüência de uma gestão mais eficiente que a definida como referência no reposicionamento tarifário. 


193. Assim, visando manter o equilíbrio econômico-financeiro do contrato de concessão e tendo em conta a natureza contratual da aplicação do índice IGP-M – X, a abordagem adotada para o cálculo do Fator X é constituída de dois componentes. O primeiro refere-se exclusivamente aos ganhos de produtividade (Xe) que podem ser obtidos na gestão do serviço durante o próximo período tarifário, nos termos acima expostos. 


194. O segundo componente do Fator X é o Xa que tem como finalidade refletir a aplicação do Índice de Preço ao Consumidor Amplo (IPCA), do Instituto Brasileiro de Geografia e Estatística – IBGE, sobre a parcela mão-de-obra dos custos operacionais da concessionária.


195. A metodologia adotada definida na Resolução nº 234/2006 para determinar o valor do componente Xa permite que a aplicação do índice (IGPM - Xa), em cada reajuste tarifário anual, assegure a preservação da condição de equilíbrio econômico-financeiro do contrato de concessão definida pelo reposicionamento tarifário.


196. Para fins de determinação do componente Xa, deve-se levar em conta que a Parcela B é composta por:


i) Custos Operacionais da concessionária – CO; e


ii) Remuneração sobre o capital e a depreciação - RC. A soma desses dois itens é denominada PB.


197. A adoção do modelo da Empresa de Referência para a determinação dos custos operacionais da concessionária permite estabelecer as parcelas correspondentes a materiais e equipamentos – COME e a mão-de-obra – COMO, sendo que a soma das parcelas COME e COMO representa a totalidade dos custos da Empresa de Referência.


198. O IGP-M é o índice adequado para refletir a variação dos custos operacionais com materiais e serviços, enquanto que o IPCA é o índice que busca refletir a evolução dos custos operacionais com mão-de-obra. Assim, o Índice de Ajuste dos Custos Operacionais – IACO, específico para cada concessionária, é dado pela seguinte fórmula:




[image: image26.wmf]IPCA


CO


CO


IGPM


CO


CO


IACO


MO


ME


´


÷


ø


ö


ç


è


æ


+


´


÷


ø


ö


ç


è


æ


=


     (10)


onde:


IGPM: Número índice obtido pela divisão dos índices do IGP-M, da Fundação Getúlio Vargas, do mês anterior à data do reajuste em processamento e o do mês anterior à “Data de Referência Anterior”;


IPCA: Número índice obtido pela divisão dos índices do IPCA, do Instituto Brasileiro de Geografia e Estatística, do mês anterior à data do reajuste em processamento e o do mês anterior à “Data de Referência Anterior”;


COME: Parcela referente a materiais e equipamentos dos custos operacionais; e


COMO:  Parcela referente à mão-de-obra dos custos operacionais.

199. Em relação à remuneração de capital e à depreciação, é aplicado o IGP-M sobre a totalidade dos custos. 


200. A aplicação do componente Xa é dada de acordo com a fórmula a seguir:
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onde:


IGPM: Número índice obtido pela divisão dos índices do IGP-M, da Fundação Getúlio Vargas, do mês anterior à data do reajuste em processamento e o do mês anterior à “Data de Referência Anterior”;


CO: Custos operacionais da concessionária;


RC: Soma da remuneração do capital e da quota de depreciação; 

PB: Parcela B da concessionária definida no momento da revisão tarifária; e


IACO: Índice de Ajuste dos Custos Operacionais.


201. Cada um dos componentes descritos é aplicado a cada reajuste tarifário anual de forma a ajustar em termos reais a Parcela B da receita da concessionária. O Fator X tal que (IGPM – X) é aplicado à Parcela B da receita da concessionária em cada reajuste tarifário anual do próximo período tarifário, de modo de contemplar o exposto nas seções anteriores, resulta da seguinte igualdade:
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202. Ou seja, o Fator X será estabelecido de acordo com a fórmula a seguir:
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onde:


Xe = componente que reflete a expectativa de ganho de produtividade decorrente da mudança na escala do negócio por incremento do consumo de energia elétrica na área servida, tanto por maior consumo dos consumidores existentes, como pela incorporação de novos consumidores, no período entre revisões tarifárias; 


Xa = componente que reflete a aplicação do Índice de Preço ao Consumidor Amplo (IPCA), do Instituto Brasileiro de Geografia e Estatística – IBGE, sobre a parcela mão-de-obra dos custos operacionais da concessionária; e


IGPM = número índice obtido pela divisão dos índices do IGP-M, da Fundação Getúlio Vargas - FGV, do mês anterior à data do reajuste em processamento e o do mês anterior à “Data de Referência Anterior”.


203. Com base na metodologia estabelecida pela Resolução n° 234/2006, o cálculo de Xe para a CEPISA resulta em 0,00%, cujos detalhes de cálculo encontram-se no Anexo III.


V. COMPONENTES TARIFÁRIOS FINANCEIROS EXTERNOS À REVISÃO TARIFÁRIA

204. O valor da tarifa de fornecimento de energia elétrica encerra um conceito de custo econômico. Entretanto, foram criados componentes tarifários financeiros que não fazem parte da base tarifária, ou seja, não fazem parte da tarifa econômica, pois se referem aos valores pagos pelos consumidores em cada período de 12 meses subseqüentes aos reajustes ou revisões tarifárias. 


205. Os componentes financeiros consistem em: 


(i) Conta de Compensação de Variação de Valores de Itens da Parcela A – CVA, para compensar os efeitos financeiros que ocorrem entre as datas de reajustes/revisões da parcela A, conforme disposto na Portaria Interministerial n° 025, de 24/01/2002 e n° 361, de 26/11/2004, dos Ministros de Estado de Minas e Energia e da Fazenda. O valor da CVA da CEPISA foi calculado em  R$ 24.954.573,04. Esse valor é composto pelo montante computado nos últimos 12 meses e pelo saldo a compensar do ano anterior, conforme mostrado na tabela a seguir. No caso da CVA-ESS o período engloba ainda o período de janeiro a julho de 2008, que não havia sido fiscalizado no âmbito do reajuste tarifário de 2008.

Tabela 14: Conta de Compensação de Variação de Valores de Itens da Parcela A


		Descrição CVA

		DELTA

		30° Dia Anterior

		5° Dia Útil Anterior

		12 Meses Subseqüentes



		CVA CCC

		                   1.828.425,42 

		                    2.105.897,53 

		                  2.117.716,59 

		           2.214.530,39 



		CVA CDE

		                      308.985,15 

		                       318.647,74 

		                     320.436,11 

		              335.085,21 



		CVA REDE BÁSICA

		                   3.220.745,10 

		                    3.461.082,56 

		                  3.480.507,40 

		           3.639.622,73 



		CVA COMPRA DE ENERGIA

		                   3.080.534,17 

		                    2.985.249,88 

		                  3.002.004,18 

		           3.139.244,19 



		CVA PROINFA

		                   2.193.512,88 

		                    2.270.412,76 

		                  2.283.155,13 

		           2.387.532,14 



		CVA ESS

		                 10.332.747,67 

		                  11.910.612,07 

		               11.977.458,70 

		         12.525.021,76 



		CVA TOTAL em processamento

		                 20.964.950,39 

		                  23.051.902,54 

		               23.181.278,10 

		         24.241.036,42 



		CVA Saldo a compensar Ano Anterior

		                                     713.536,62 






		CVA TOTAL

		

		

		

		24.954.573,04





(ii) Repasse de Sobrecontratação de Energia. O art. 38 do Decreto nº 5.163/04, determina que no repasse dos custos de aquisição de energia elétrica de que tratam os seus arts. 36 e 37 às tarifas dos consumidores finais, a ANEEL deverá considerar até cento e três por cento do montante total de energia elétrica contratada em relação à carga anual de fornecimento do agente de distribuição. Este repasse foi regulamentado pela Resolução Normativa nº 255 de 06 de março de 2007. O valor apurado para o ano civil de 2008 foi de - R$ 1.683.666,76.

(iii) Parcela de Ajuste da Rede Básica – Fronteira. Está sendo considerada a Parcela de Ajuste – PA da Rede Básica Fronteira, de R$ 194.590,16, referente ao valor utilizado pelo ONS na contabilização dos encargos de uso dos sistemas de transmissão do período 2008-2009, devendo ser adicionado da receita anual permitida do mesmo período, de modo a compensar, respectivamente, déficit ou superávit de arrecadação do período anterior (2007-2008), os encargos financeiros decorrentes da majoração das alíquotas do PIS/PASEP e da COFINS e o componente financeiro devido à Revisão das Transmissoras.


(iv) Subsídio Baixa Renda. Trata-se da previsão de complemento de receita ao valor da subvenção da CDE destinado a cobertura dos descontos concedidos aos consumidores da subclasse residencial Baixa Renda, conforme Resolução Normativa nº 89, de 25 de outubro de 2004, no valor de R$ 699.944,10. No reajuste tarifário de agosto de 2010 deverá ser apurada a diferença entre o valor considerado nesta revisão e o efetivamente realizado. 

(v) Subsídio Fonte Incentivada. Consiste na recomposição da perda de receita da concessionária em função da concessão de descontos a consumidor livre de fontes incentivadas, conforme disciplina a Resolução Normativa n.º 77, de 18 de agosto de 2004. O informado pela concessionária no montante de R$ 1.263.282,97, não foi considerado pro não ter sido apresentada comprovação à fiscalização da SFF.


(vi) Exposição por Diferenças de Preços entre Submercados. Conforme dispõe o art. 28 do Decreto nº 5.163, de 30 de julho de 2004, em seus §§ 2º e 3º, as regras de comercialização prevêem mecanismos específicos para o rateio dos riscos financeiros decorrentes de diferenças de preços entre submercados, eventualmente impostos aos agentes de distribuição que celebrarem Contratos de Comercialização de Energia Elétrica no Ambiente Regulado – CCEAR na modalidade de quantidade de energia. Conforme informações repassadas pela CCEE, identificou-se um valor de – R$ 1.905.172,55 nas contabilizações efetuadas no período de janeiro a dezembro de 2008, cujo valor está sendo considerado no atual reposicionamento tarifário da concessionária.


(vii) Passivo do Programa Luz para Todos. Foi apurado, a partir dos dados informados pela concessionária e análise da SRE, o déficit correspondente a R$ 19.676.064,82 o qual, após abatidos os valores corrigidos considerados nos processos de reajustes tarifários de 2007 e 2008, resultou o valor a ser aplicado no atual processo revisional de  R$ 8.070.796,41.


(viii) Concatenação de CUSD. A CEPISA possui CUSD firmado com três concessionárias: CELPE, CEMAR e COELCE, sendo que as datas de reajuste tarifário das citadas concessionárias são distintas da data de reajuste da CEPISA, resultando em diferenças entre as faturas pagas e a cobertura tarifária recebida pela CEPISA. O valor financeiro apurado  é de R$ 175.714,94.

(ix) Subsídio a irrigantes em horário especial (Resolução Normativa 207/2005), com valor apurado no período anterior de R$ 503.131,84 e  Previsão para esse subsído para o ano-teste no montante de R$ 926.467,94

Retroatividade de aplicação de Perdas Regulatórias aprovadas na  primeira revisão tarifária 


206. Conforme reportado na Nota Técnica 275/2009 citada em IV.1.1 desta NT , quando da primeira revisão tarifária periódica foi aprovado pela ANEEL uma trajetória decrescente de perdas não-técnicas regulatórias. Essa trajetória não foi aplicada nos processos de reajustes tarifários de 2006 a 2008.

207. A diferença entre as receitas reais apuradas nos reajustes tarifários de 2006 a 2008 e aquelas que seriam devidas com a aplicação da trajetória de perdas não técnicas regulatórias, conforme recomendação constante da NT 275/2009-SRE/ANEEL, de 06.08.2009, deverá ser aplicada em quatro parcelas, sendo a parcela aplicada nesta revisão correspondente ao valor de –R$ 7.046.700,93, que equivale a 1,19% da receita verificada da concessionária.

Aplicação de Redutor Tarifário por não cumprimento de metas de universalização (RN 223/2003)


208. Conforme decisão da Diretoria da ANEEL na reunião de 11.08.2009 será aplicado no âmbito da segunda revisão tarifária periódica da CEPISA o redutor tarifário equivalente ao valor de R$ 7.663.458,75 pelo não cumprimento de metas de universalização do fornecimento de energia elétrica por parte da CEPISA, conforme Processo n.º 48500.007297/2008-95. A aplicação do redutor se dará em 4 parcelas sendo a primeira no ano teste da revisão, no montante de R$ 1.915.864,69, correspondente a 0,32% da receita verificada da concessionária.

RESUMO DOS COMPONENTES FINANCEIROS


209. A tabela seguinte consolida os valores considerados como componentes financeiros.

Tabela 15: Componentes Financeiros

		ÍNDICE DE REPOSICIONAMENTO TARIFÁRIO

		 

		-10,33%



		 CVA

		24.954.573,04

		4,22%



		

		

		



		Exposição Submercados

		-R$ 1.905.172,55

		-0,32%



		Concatenação/Ajustes  de CUSDs

		R$ 175.714,94

		0,03%



		Repasse de Sobrecontratação de Energia (2008)

		-R$ 1.683.666,76

		-0,28%



		Déficit do Programa Luz para Todos

		R$ 8.070.796,41

		1,36%



		Subsídio TUSD  fonte incentivada(Res 077/2004)

		R$ 0,00

		0,00%



		Subsídio Irrigantes (Res 207/2005)

		R$ 503.131,84

		0,09%



		Previsão Subsídio - Irrigação e Aqüicultura - Res 207/2006

		R$ 926.467,94

		0,16%



		Previsão - Subsidio para Baixa Renda 

		R$ 699.944,10

		0,12%



		Parcela de Ajuste da Rede Básica Fronteira_CHESF

		R$ 194.590,16

		0,03%



		Parcela de Ajuste de Conexão 

		R$ 27.525,29

		0,00%



		 

		 

		



		Ajuste Sobrecontratação período 2005-2007 

		-R$ 27.239,93

		0,00%



		

		

		



		Retroatividade de Perdas Não Técnicas - Primeiro Ciclo (1/4)

		-R$ 7.046.700,93

		-1,19%



		Redutor Tarifário (Processo Universalização - 1/4)

		-R$ 1.915.864,69

		-0,32%



		 

		 

		0,00%



		Ajuste Sobrecontratação período 2005-2007 

		-R$ 27.239,93

		0,00%



		

		

		



		TOTAL VALORES FINANCEIROS

		R$ 22.974.098,87

		3,48%



		 ÍNDICE DE REPOSICIONAMENTO TARIFÁRIO 

		-6,84%



		 (Considerando os efeitos financeiros) 

		





VI. CONSIDERAÇÕES FINAIS SOBRE A REVISÃO TARIFÁRIA PERIÓDICA

210. Observa-se, pelo exposto, que o cumprimento coordenado, conforme previsto nos contratos de concessão, das etapas do processo de revisão tarifária periódica, compostas de: i) fixação de tarifas (reposicionamento) no início do novo período tarifário, atendendo ao conceito de “custos eficientes de operação”; ii) fixação do Fator X, de forma a contemplar mudanças na produtividade não associadas à gestão da concessionária distribuidora durante o período tarifário que se inicia com a revisão, permite obter todos os objetivos fundamentais de um regime de regulação por incentivos, quais sejam:


i) Estimular a concessionária de distribuição a buscar eficiência e redução de custos ao longo do período tarifário que se inicia com a revisão tarifária, uma vez que poderá se apropriar dos benefícios derivados dessa redução durante esse período;


ii) Assegurar que, ao início do novo período tarifário, sejam transferidos aos consumidores todos os ganhos de eficiência que a concessionária esteve em condições de obter durante o período anterior mediante uma gestão eficiente, definida por meio de parâmetros representativos “externos”, isto é, não vinculados com o desempenho efetivo da concessionária. Essa transferência se realiza de forma independente do fato de a concessionária ter ou não explorado o potencial de ganhos de eficiência e se apropriado, total ou parcialmente, desses ganhos de eficiência;


iii) Garantir a transferência aos consumidores dos ganhos de produtividade obtidos na gestão do setor que possam ser produzidos durante o período tarifário que se inicia, em virtude de mudanças na escala do negócio e outras razoes, não associadas à uma eficiência da concessionária maior que a definida através dos “custos operacionais eficientes” fixados no reposicionamento tarifário. 


211. Em síntese, em face das abordagens adotadas pelo regulador na revisão tarifária, o reposicionamento tarifário e o Fator X obrigam as concessionárias a prestar o serviço com eficiência para não incorrerem prejuízos no segundo período tarifário.  


212. Importa ressaltar que os resultados obtidos,  são a conseqüência da aplicação de metodologias que pretendem refletir, na prática, a missão essencial do Regulador de um serviço com características de monopólio natural como é o caso da distribuição de energia elétrica: garantir que sejam respeitados os direitos dos clientes cativos e dos prestadores do serviço que atuam com eficiência e prudência. Como já exposto, os clientes cativos, isto é, aqueles que não têm a possibilidade de escolher o prestador do serviço, têm o direito de receber o serviço com os níveis de qualidade estabelecidos na legislação aplicável – em especial, o contrato de concessão – e de pagar uma tarifa justa. O prestador do serviço que atua com eficiência e prudência tem o direito de obter um adequado retorno sobre o capital investido, dadas as características do negócio regulado.


213. Por fim, de forma a visualizar a participação de cada componente na receita total da distribuidora são apresentados a seguir os gráficos onde se destaca a composição da receita da empresa sem e com efeitos financeiros, bem como a participação relativa das Parcelas A e B no total da receita.
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Figura 7: Composição da Receita da Concessionária (sem efeitos financeiros)
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Figura 8: Composição da Receita da Concessionária (com efeitos financeiros)
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Figura 9: Participação das Parcelas A e B na Receita da Concessionária

VII. DO FUNDAMENTO LEGAL


214. O atual modelo de concessão do serviço público de distribuição de energia elétrica estabeleceu o denominado regime de preços máximos, cuja finalidade precípua é a eficiência na prestação do serviço e a modicidade tarifária, com vantagens para os usuários do serviço. Dessa forma, a revisão tarifária periódica constitui o instrumento regulatório do novo regime econômico e financeiro mediante o qual se assegura que os ganhos de eficiência empresarial se traduzam em modicidade tarifária. 


215. A previsão de realização de revisão tarifária periódica está consignada em lei e nos contratos de concessão do serviço público de distribuição de energia elétrica. Portanto, trata-se de obrigação legal e contratual, cabendo a ANEEL sua implementação, conforme disposto no §2º do art. 9º da Lei n.º 8.987, de 13 de fevereiro de 1995:


“Art. 9...


§ 20 Os contratos poderão prever mecanismos de revisão das tarifas, a fim de manter-se o equilíbrio econômico-financeiro.”


216. Da mesma forma, o art. 29 da referida Lei estabelece que:


“Art. 29. Incumbe ao poder concedente: 


V - homologar reajustes e proceder à revisão das tarifas na forma desta Lei, das normas pertinentes e do contrato”.


217. Já o inciso X, do art. 4º, do Anexo I, do Decreto n.º 2.335, de 6 de outubro de 1997, estabelece a competência da ANEEL para atuar, na forma da lei e do contrato, nos processos de definição e controle de preços e tarifas, homologando seus valores iniciais, reajustes e revisões, e criar mecanismos de acompanhamento de preços.


218. Neste sentido, os contratos de concessão para distribuição de energia elétrica estabelecem na cláusula que trata das tarifas aplicáveis na prestação dos serviços que a ANEEL, de acordo com cronograma previsto no contrato, procederá às revisões dos valores das tarifas de comercialização de energia. Conforme estabelece o contrato de concessão da CEPISA, de nº 021/99, em sua cláusula sétima:


“Sétima Subcláusula - A ANEEL, de acordo com o cronograma apresentado nesta subcláusula, procederá às revisões dos valores das tarifas de comercialização de energia, alterando-os para mais ou para menos, considerando as alterações na estrutura de custos e de mercado da CONCESSIONÁRIA, os níveis de tarifas observados em empresas similares no contexto nacional e internacional, os estímulos à eficiência e à modicidade das tarifas. Estas revisões obedecerão ao seguinte cronograma: a primeira revisão será procedida um ano após o quarto reajuste anual concedido, conforme previsto na Terceira Subcláusula; a partir desta primeira revisão, as subseqüentes serão realizadas a cada 4 (quatro) anos.”


219. Outro aspecto a ser considerado é a apropriação de ganhos de produtividade. De fato, é inerente ao regime econômico e financeiro das concessões de serviços públicos de energia elétrica a fixação das tarifas no contrato e seu posterior reajuste ou revisão pela agência reguladora, nos termos do contrato, com a devida apropriação de ganhos de produtividade, conforme dispõem os artigos 14 e 15, da referida Lei 9.427/96:


“Art. 14. O regime econômico e financeiro da concessão de serviço público de energia elétrica, conforme estabelecido no respectivo contrato, compreende:


I - a contraprestação pela execução do serviço, paga pelo consumidor final com tarifas baseadas no serviço pelo preço, nos termos da Lei no 8.987, de 13 de fevereiro de 1995;


[...]


 IV - apropriação de ganhos de eficiência empresarial e da competitividade;


[...]


Art. 15. Entende-se por serviço pelo preço o regime econômico-financeiro mediante o qual as tarifas máximas do serviço público de energia elétrica são fixadas:


I - no contrato de concessão ou permissão resultante de licitação pública, nos termos da Lei n.º 8.987, de 13 de fevereiro de 1995;


[...]


IV - em ato específico da ANEEL, que autorize a aplicação de novos valores, resultantes de revisão ou de reajuste, nas condições do respectivo contrato.”


VIII. CONCLUSÕES

220. Assim, após a aplicação das metodologias definidas para a implementação da revisão tarifária periódica, são apresentados na tabela a seguir os índices de reposicionamento tarifário para cada um dos resultados, considerando-se a receita com e sem efeitos financeiros.


Tabela 16: Resultados do Reposicionamento Tarifário


		DESCRIÇÃO

		VALOR


[R$]

		[ % ]



		Receita Requerida Líquida

		591.609.349,94

		



		Receita Verificada

		659.728.413,33

		



		ÍNDICE DE REPOSICIONAMENTO TARIFÁRIO

		- 10,33%



		

		

		



		TOTAL VALORES FINANCEIROS

		22.974.098,87

		



		ÍNDICE DE REPOSICIONAMENTO TARIFÁRIO


(Considerando os efeitos financeiros)

		-6,84%



		EFEITO MÉDIO PARA O CONSUMIDOR

		-4,40%



		Componente Xe do Fator X

		0,00%





221. É importante destacar que, em decorrência da acréscimo na base tarifária de um componente financeiro de 2,45%%, que havia sido subtraído no reajuste anual de 2008, o consumidor irá perceber, no período de agosto de 2009 a julho de 2010, uma variação média de -4,40% nas tarifas de fornecimento.

222. Para o cômputo do valor da componente Xe do Fator X foi considerado o valor de investimento de R$262.224.509.

223. As perdas regulatórias a serem considerados para o período até a próxima revisão tarifária têm a trajetória abaixo indicada:


		Ano

		Ano Teste

		2010/2011

		2011/2012

		2012/2013



		Perdas Técnicas


(sobre energia injetada)

		13,16%

		13,16%

		13,16%

		13,16%



		Perdas Não Técnicas


(sobre o mercado BT)

		23,83%

		22,47%

		21,10%

		19,74%





IX. ANEXOS


224. Acompanham a presente Nota Técnica os seguintes Anexos:


· Anexo I – Metodologia e Cálculo dos Custos Operacionais;


· Anexo II – Determinação da Base de Remuneração Regulatória;

· Anexo III – Metodologia e Cálculo do Fator X.

· Anexo IV – Perdas Regulatórias.

· Anexo V – Perdas Técnicas 

· Anexo VI – Tarifas de Fornecimento e Uso do Sistema de Distribuição – TUSD.
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De Acordo:


DAVI ANTUNES LIMA


Superintendente de Regulação Econômica


� Electricity Distribution Price Control Review Final Proposals, November 2004, 265/04, OFGEM.



� Idem.



� Moodys Investors Service. Credit Trends Historical Yield Archive (Intermediate Corporate Bonds).







PAGE  



_1228917600.unknown



_1262449294.unknown



_1262624770.unknown



_1230383286.unknown



_1230383317.unknown



_1228919992.unknown



_1197901425.unknown



_1227529341.unknown



_1228905372.unknown



_1205744180.unknown



_1210065650.unknown



_1188885956.unknown



_1190729980.unknown



_1104063158.unknown



