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I. Introducción. 

Con base en el Capítulo I de la Ley de la Industria Eléctrica (LIE) relacionado a la Planeación y el 
Control del Sistema Eléctrico Nacional (SEN) en su artículo 14 que se refiere al Programa de 
Desarrollo del Sistema Eléctrico Nacional (PRODESEN) y a los programas de ampliación y 
modernización para los elementos de las Redes Generales de Distribución (RGD) que no 
correspondan al Mercado Eléctrico Mayorista y que serán autorizados por la  Secretaría de Energía 
(SENER) a propuesta de los Distribuidores interesados, escuchando la opinión que, en su caso, 
emita la CRE, dichos programas se desarrollarán bajo los siguientes principios: 

I. Procurarán la operación del Sistema Eléctrico Nacional en condiciones de eficiencia, 
Calidad, Confiabilidad, Continuidad, seguridad y sustentabilidad; 

II. Incluirán los elementos de la Red Eléctrica Inteligente que reduzcan el costo total de 
provisión del Suministro Eléctrico o eleven la eficiencia, Confiabilidad, Calidad o seguridad 
del Sistema Eléctrico Nacional de forma económicamente viable; 

III. Se coordinarán con los programas promovidos por el Fondo de Servicio Universal 
Eléctrico, y 

IV. Incorporarán mecanismos para conocer la opinión de los Participantes del Mercado y de 
los interesados en desarrollar proyectos de infraestructura eléctrica. 

Asimismo, y atendiendo artículo 5 del capítulo II del Reglamento de la Ley de la Industria Eléctrica 
(RLIE) el cual indica que para la elaboración del PRODESEN se deberá considerar al menos: 

I. Los pronósticos de la demanda eléctrica y los precios de los insumos primarios de la 
Industria Eléctrica; 

II. La coordinación de los programas indicativos para la instalación y retiro de Centrales 
Eléctricas con el desarrollo de los programas de ampliación y modernización de la Red 
Nacional de Transmisión y las Redes Generales de Distribución; 

III. La política de Confiabilidad establecida por la Secretaría; 

IV. Los programas indicativos para la instalación y retiro de Centrales Eléctricas que prevea 
la infraestructura necesaria para asegurar la Confiabilidad del Sistema Eléctrico Nacional; 

V. La coordinación con la planeación del programa de expansión de la red nacional de 
gasoductos y los mecanismos de promoción de las Energías Limpias, y 

VI. El análisis costo beneficio integral de las distintas alternativas de ampliación y 
modernización de la Red Nacional de Transmisión y las Redes Generales de Distribución. 

Finalmente, y en cumplimiento al artículo 9, fracciones I y II del RLIE: 

I. Los programas serán elaborados anualmente y tendrán una proyección de quince años; 
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II. El Centro Nacional de Control de Energía (CENACE) o los Distribuidores, según 
corresponda en términos del artículo 14 de la Ley, propondrán a la Secretaría y a la 
Comisión Reguladora de Energía (CRE) los programas dentro del mes de febrero de cada 
año, sin perjuicio de que podrá presentar programas especiales en otros meses a fin de 
adelantar el inicio de proyectos prioritarios. 

Con fundamento en los artículos y fracciones referidas, la Empresa Productiva Subsidiaria (EPS) de 
Distribución de la CFE, presenta su Programa de Ampliación y Modernización (PAM) de las Redes 
Generales de Distribución para que se incorporen los aspectos relevantes en el PRODESEN. El 
programa atiende las necesidades de los procesos sustantivos de la distribución de energía 
eléctrica en lo referente a infraestructura eléctrica. 

El capítulo III, incluye los datos básicos de la infraestructura eléctrica y comercial de las Redes 
Generales de Distribución (RGD) a diciembre de 2018 clasificadas por cada una de las 16 
Divisiones de Distribución, se detallan cifras de la capacidad instalada en transformadores de alta a 
media tensión, la longitud de las redes de distribución de media y baja tensión, la capacidad de 
transformadores de media a baja tensión, el número de usuarios conectados a las RGD y el  
volumen de ventas o energía distribuida. Para cada uno de estos conceptos se indica su tasa media 
de crecimiento anual con referencia al año 2012. Asimismo, se incluyen estadísticas de los 
sistemas de medición utilizados por CFE Distribución. Por la separación legal entre las EPS CFE 
Distribución y CFE Transmisión, no se reportan estadísticas de líneas con tensión mayor o igual a 
69 kV. 

El capítulo IV describe los supuestos utilizados para la planificación de las RGD, el pronóstico 2019-
2033 de la demanda máxima en subestaciones de distribución acordado previamente con el 
CENACE, así como los supuestos económicos para la evaluación técnica-económica de los 
proyectos incluidos en este Programa, tales como: tasa de descuento, criterios para la valorización 
de beneficios, indicadores de rentabilidad, y las variables macroeconómicas establecidas por la 
Secretaría de Hacienda y Crédito Público (SHCP) y la Secretaría de Energía (SENER). Asimismo, 
se describen los criterios de desempeño utilizados para el diagnóstico de las RGD. 

  

El Capítulo V muestra el desempeño obtenido en 2018 con respecto a la Confiabilidad, Calidad y 
Eficiencia de las RGD, y presenta el Diagnóstico de los indicadores siguientes: SAIDID, SAIFID, 
CAIDID, variaciones de tensión en MT, factor de potencia, caída de tensión, pérdidas técnicas y 
pérdidas no técnicas. 

El planteamiento de los objetivos estratégicos que atenderán la problemática detectada en el 
desempeño de los indicadores se enfoca principalmente a: 

1. Satisfacer la demanda incremental. 
2. Mejorar / incrementar la Confiabilidad. 
3. Mejorar / incrementar la Calidad de la Energía.  
4. Mejorar / incrementar la eficiencia de las RGD.  
5. Reducción Pérdidas de Energía Eléctrica.  
6. Ampliación / modernización de la medición. 
7. Garantizar acceso abierto a fuentes de Generación Distribuida. 
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8. Programas promovidos por el Fondo de Servicio Universal Eléctrico. 

Una vez elaborados los estudios técnicos de las diferentes opciones que permiten atender la 
problemática detectada, de acuerdo con el valor al cierre de 2018 de los indicadores operativos, , 
se selecciona la opción de mínimo costo y se evalúa técnica y económicamente.  

En el Capítulo  VI se describen los proyectos de ampliación y modernización de las RGD requeridos 
para mejorar la confiabilidad y la eficiencia operativa de las RGD, la regularización de colonias 
populares, la adquisición de acometidas y medidores, y la modernización de las RGD, mientras que 
en el Capítulo VII se describen proyectos que atienden problemáticas específicas y en el Capítulo 
VIII los proyectos de Redes Eléctricas Inteligentes. 

Los proyectos específicos incluyen la sustitución del cable submarino que alimenta a Isla Mujeres, 
en Quintana Roo, y la sustitución de la generación local, con base en combustóleo, de la Isla de 
Holbox, , mediante un cable submarino que permita suministrar esta carga de la RGD instalada en 
el lado continental del Estado de Yucatán. 

En el Capítulo IX se describen las estrategias llevadas a cabo por CFE Distribución para garantizar 
el acceso abierto a las RGD para la interconexión de centrales eléctricas de Generación Distribuida. 

En los capítulos finales se describen algunos temas generales de importancia para el desarrollo de 
las RGD, aun cuando éstos no forman parte integral del presente Programa: en el Capítulo XI se 
describen los proyectos instruidos para la ampliación de las RGD que pertenecen al MEM, el 
Capítulo XII muestra los aspectos relacionados al Fondo de Servicio Universal Eléctrico, y 
finalmente, el Capítulo XIII describe el equipamiento requerido para la operación de las RGD, 

En la actualización de este programa se tomó en cuenta la opinión de la Comisión Reguladora de 
Energía (CRE) para anteriores programas emitida a través de los Acuerdos: A/017/2016 del 18 de 
abril de 2016, el A/013/2017 del 9 de abril del 2017, y el A/018/2018 del 23 de mayo de 2018, cuyos 
aspectos relevantes se indican a continuación: 

¶ Se incluyó el capítulo de diagnóstico de las RGD, que detalla los principales objetivos que 
deben alcanzarse y las estrategias que se implementarán para ello. Lo anterior para apoyar 
a la CRE en la toma de decisiones para que emita la opinión técnica y de proceder, la 
autorización de la SENER. 

¶ Se utilizaron los indicadores descritos en las Disposiciones Administrativas de Carácter 
General en materia de acceso abierto y prestación de los servicios de la Red General de 
Transmisión y las Redes Generales de Distribución (DACG T y D). 
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II. Marco Normativo. 

Marco normativo vigente de acuerdo con la Reforma Energética implementada por el Gobierno 
Federal: 

Constitución Política de los Estados Unidos Mexicanos, en materia de energía. 

Artículo 25. é ñEl sector público tendrá a su cargo, de manera exclusiva, las áreas estratégicas 
que se señalan en el artículo 28, párrafo cuarto de la Constitución Política de Los Estados Unidos 
Mexicanos, manteniendo siempre el Gobierno Federal la propiedad y el control sobre los 
organismos y empresas productivas del Estado que en su caso se establezcan. Tratándose de la 
planeación y el control del sistema eléctrico nacional, y del servicio público de transmisión y 
distribución de energía eléctrica, así como de la exploración y extracción de petróleo y demás 
hidrocarburos, la Nación llevará a cabo dichas actividades en términos de lo dispuesto por los 
p§rrafos sexto y s®ptimo del art²culo 27 de esta Constituci·nò. 

Artículo 27. é ñCorresponde exclusivamente a la Nación la planeación y el control del sistema 
eléctrico nacional, así como el servicio público de transmisión y distribución de energía eléctrica; en 
estas actividades no se otorgarán concesiones, sin perjuicio de que el Estado pueda celebrar 
contratos con particulares en los términos que establezcan las leyes, mismas que determinarán la 
forma en que los particulares podr§n participar en las dem§s actividades de la industria el®ctricaò. 

Ley de la Industria Eléctrica. 

Artículo 14. é ñLos programas de ampliación y modernización para los elementos de las Redes 
Generales de Distribución que no correspondan al Mercado Eléctrico Mayorista serán autorizados 
por la Secretaría a propuesta de los Distribuidores interesados, escuchando la opinión que, en su 
caso, emita la CRE. 

ñé Dichos programas se desarrollar§n bajo los principios siguientes: 

I. Procurarán la operación del Sistema Eléctrico Nacional en condiciones de eficiencia, 
Calidad, Confiabilidad, Continuidad, seguridad y sustentabilidad; 

II. Incluirán los elementos de la Red Eléctrica Inteligente que reduzcan el costo total de 
provisión del Suministro Eléctrico o eleven la eficiencia, Confiabilidad, Calidad o seguridad del 
Sistema Eléctrico Nacional de forma económicamente viable; 

III. Se coordinarán con los programas promovidos por el Fondo de Servicio Universal 
Eléctrico, e 

IV. Incorporarán mecanismos para conocer la opinión de los Participantes del Mercado y de 
los interesados en desarrollar proyectos de infraestructura el®ctrica.ò 
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Reglamento de la Ley de la Industria Eléctrica. 

Artículo 9. é ñEn la elaboraci·n de los programas de ampliaci·n y modernizaci·n deé las Redes 
Generales de Distribución se incorporarán mecanismos para conocer la opinión de los Participantes 
del Mercado y de los interesados en desarrollar proyectos de infraestructura eléctrica en los 
términos que determine la Secretaría. En la elaboración de los programas se buscará la 
minimización de los costos de prestación del servicio, reduciendo los costos de congestión, 
incentivando una expansión eficiente de la generación, y considerando los criterios de Calidad, 
Confiabilidad, Continuidad y seguridad de la red. Asimismo, durante este proceso se deberá tomar 
en cuenta los programas previos, las obras e inversiones que se encuentren en ejecución y 
observar lo siguiente: 

I. Los programas serán elaborados anualmente y tendrán una proyección de quince años; 

II. El CENACE o los Distribuidores, según corresponda en términos del artículo 14 de la Ley, 
propondrán a la Secretaría y a la CRE los programas dentro del mes de febrero de cada año, sin 
perjuicio de que podrá presentar programas especiales en otros meses a fin de adelantar el inicio 
de proyectos prioritarios; 

éò 

Ley de la Comisión Federal de Electricidad. 

Artículo 1. Tiene por objeto regular la organización, administración, funcionamiento, operación, 
control, evaluación y rendición de cuentas de la Empresa Productiva del Estado Comisión Federal 
de Electricidad (ñCFEò), as² como establecer su r®gimen especial en materia de: empresas 
productivas subsidiarias y empresas filiales; remuneraciones; adquisiciones, arrendamientos, 
servicios y obras; bienes; responsabilidades; dividendo estatal: presupuesto; y deuda. 

Artículo 12, fracción I. Indica, que corresponde al Consejo de Administración de la CFE la 
conducción central y la dirección estratégica de las actividades empresariales, económicas e 
industriales de la Comisión Federal de Electricidad, sus empresas productivas subsidiarias y 
empresas filiales. Asimismo, en la fracción XXIII del mismo artículo, se establece que dicho Consejo 
aprobará los proyectos y decisiones cuyas características revistan una importancia estratégica para 
el desarrollo del objeto de la empresa, conforme a las políticas y lineamientos que al efecto emita el 
propio Consejo. 

Artículo 39. ñEl Consejo de Administraci·n contar§ con los comit®s que al efecto establezca. En 
todo caso, contará con los comités de: I. Auditoría; II. Recursos Humanos y Remuneraciones; III. 
Estrategia e Inversiones, y IV. Adquisiciones, Arrendamientos, Obras y Servicios.ò 

Artículo 104, inciso a) de la fracción II. ñéLa Comisi·n Federal de Electricidad contar§, conforme 
a los lineamientos que apruebe su Consejo de Administración, con un mecanismo de planeación de 
los programas y proyectos de inversión en el cual se establezcan al menos las necesidades de 
inversión a corto, mediano y largo plazos, mediante criterios de evaluación que permitan establecer 
prioridades entre los proyectoséò 
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Resoluciones. 

CRE RES/948/2015.- Disposiciones Administrativas de Carácter General en Materia de Acceso 
Abierto y Prestación de los Servicios en la Red Nacional de Transmisión y las Redes Generales de 
Distribución de Energía Eléctrica. 
DOF 16-II-2016 

CRE RES/151/2016.- Disposiciones Administrativas de Carácter General que Contienen los 
Criterios de Eficiencia, Calidad, Confiabilidad, Continuidad, Seguridad y Sustentabilidad del Sistema 
Eléctrico Nacional: Código de Red. 
DOF 08-IV-2016 

CRE RES/142/2017.- Disposiciones Administrativas de Carácter General, los modelos de contrato, 
la metodología de cálculo de contraprestación y las especificaciones técnicas generales, aplicables 
a las centrales eléctricas de generación distribuida y generación limpia distribuida. 
DOF 07-III-2017 

Acuerdos. 

CRE A/074/2015.- Acuerdo por el que la Comisión Reguladora de Energía expide las tarifas que 
aplicará la Comisión Federal de Electricidad por el servicio Público de Distribución de Energía 
Eléctrica durante el periodo tarifario inicial que comprende del 1 de enero de 2016 y hasta el 31 de 
diciembre de 2018. 
DOF 31-XII-2015 

CRE A/063/2018.- Acuerdo mediante el cual la Comisión Reguladora de Energía extendió la 
vigencia del periodo tarifario inicial contenido en el A/074/2015. 
27-XII-2018. 

CRE A/058/2016.- Acuerdo por el que la Comisión Reguladora de Energía define entre otros 
criterios, el criterio de interpretación administrativo en relación con las tarifas aprobadas para el 
servicio público de distribución correspondientes a los años 2016-2018 contenidas en el acuerdo 
A/074/2015. 
DOF 01-III-2017 

CRE ACTUALIZACIÓN.- de las tarifas que aplicará la Comisión Federal de Electricidad por el 
servicio público de distribución de energía eléctrica durante el período que comprende del 1 de 
enero de 2017 al 31 de diciembre de 2017. 
DOF 07-IV-2017 

SENER E.1.02.2015.- Reglas de Operación y Políticas del Fondo de Servicio Universal Eléctrico. 
28-IV-2015 

SENER.- Acuerdo por el que se emite el Manual de Interconexión de Centrales de Generación con 
Capacidad Menor a 0.5 MW. 
DOF 15-XII-2016. 
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III. Estructura actual de las Redes Generales de Distribución del Sistema Eléctrico 
Nacional. 

CFE Distribución proporciona el servicio de electricidad a todo el país a través de 16 Divisiones de 
Distribución formalmente constituidas con las 150 Zonas de Distribución que las conforman como 
se muestra en la Figura III.1. 

 

Figura III.1 Divisiones de Distribución de CFE Distribución. 
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3.1 Infraestructura actual de las Redes Generales de Distribución 

En la Tabla III.1, se presenta el crecimiento medio anual de la capacidad instalada en 
subestaciones de distribución y redes de distribución, el número y longitud de los circuitos de media 
tensión, así como el número de usuarios y ventas de energía de los Sistemas Eléctricos de 
Distribución (SED) que operan en el País. 

 

Tabla III.1 Estadísticas de las Divisiones de Distribución 2002 y 2018. 

Divisiones 
de 

Distribució
n 

Año y 
Crecimiento 

Tipo de Instalación 

Número de 
usuarios 
(miles) 

Ventas 
(GWh) 

Capacidad instalada 
en subestaciones de 
distribución (MVA) /1 

Cantidad de 
Circuitos 

Media 
Tensión. 

Longitud de líneas 
de media tensión 
en distribución 

(km) 

Capacidad 
instalada en 

redes de 
distribución 

(MVA) 

Baja 
California 

2012 2 019 632 16 672 4 611 1 474 12 572 

2018  5 230   705  21 159  4 914  1 770  14 744 

% anual 17.19% 1.84% 4.05% 1.07% 3.09% 2.69% 

Noroeste 

2012 4 996 897 36 694 5 270 1 823 16 089 

2018  6 114  1 033  39 996  5 968  2 087  16 715 

% anual 3.42% 2.38% 1.45% 2.09% 2.28% 0.64% 

Norte 

2012 4 956 762 38 679 2 366 1 896 16 557 

2018  6 482   902  40 872  2 553  2 252  19 098 

% anual 4.58% 2.85% 0.92% 1.28% 2.91% 2.41% 

Golfo 
Norte 

2012 8 070 1199 28 054 5 427 2 919 30 792 

2018  9 777  1 446  31 382  5 782  3 420  32 530 

% anual 3.25% 3.17% 1.89% 1.06% 2.68% 0.92% 

Golfo 
Centro 

2012 2 311 436 28 306 2 470 1 685 10 236 

2018  2 780   511  30 597  2 701  1 933  9 998 

% anual 3.12% 2.68% 1.31% 1.50% 2.31% -0.39% 

Bajío 

2012 5 067 944 60 173 3 632 3 632 21 670 

2018  6 279  1 075  64 687  4 384  4 408  23 924 

% anual 3.64% 2.19% 1.21% 3.19% 3.28% 1.66% 

Jalisco 

2012 3 518 559 23 354 2 793 2 681 12 536 

2018  4 621   665  32 784  3 212  3 189  14 096 

% anual 4.65% 2.94% 5.82% 2.35% 2.93% 1.97% 

Centro 
Occidente 

2012 1 932 628 22 040 1 919 1 968 9 369 

2018  2 228   715  31 384  2 212  2 325  10 373 

% anual 2.40% 2.19% 6.07% 2.39% 2.82% 1.71% 

Centro Sur 

2012 3 093 496 30 172 2 507 2 152 8 134 

2018  3 428   561  39 325  2 901  2 833  8 850 

% anual 1.73% 2.07% 4.51% 2.46% 4.69% 1.42% 

Centro 
Oriente 

2012 3 107 466 25 095 2 073 2 593 12 182 

2018  3 716   494  27 217  2 317  3 116  12 666 

% anual 3.03% 0.98% 1.36% 1.87% 3.11% 0.65% 

Oriente 

2012 3 407 556 32 995 2 413 2 634 11 027 

2018  3 694   640  44 846  2 781  3 075  10 266 

% anual 1.36% 2.37% 5.25% 2.40% 2.61% -1.18% 

Sureste 

2012 3 169 626 56 063 2 808 3 174 8 234 

2018  3 737   738  63 035  3 381  3 679  9 047 

% anual 2.79% 2.78% 1.97% 3.14% 2.49% 1.58% 
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Divisiones 
de 

Distribució
n 

Año y 
Crecimiento 

Tipo de Instalación 

Número de 
usuarios 
(miles) 

Ventas 
(GWh) 

Capacidad instalada 
en subestaciones de 
distribución (MVA) /1 

Cantidad de 
Circuitos 

Media 
Tensión. 

Longitud de líneas 
de media tensión 
en distribución 

(km) 

Capacidad 
instalada en 

redes de 
distribución 

(MVA) 

Peninsular 

2012 2 832 509 17 483 1 982 1 468 8 173 

2018  3 8734   614  21 229  2 378  1 908  10 195 

% anual 5.36% 3.18% 3.29% 3.08% 4.47% 3.75% 

Valle de 
México 
Norte 

2012 4 305 309 8 311 2 617 2 260 10 664 

2018  4 530   459  8 218  2 926  2 928  10 482 

% anual 0.85% 6.82% -0.19% 1.88% 4.41% -0.29% 

Valle de 
México 
Centro 

2012 3 630 358 3 471 2 649 1 907 8 572 

2018  4 081   453  5 853  3 191  2 078  8 259 

% anual 1.97% 4.00% 9.10% 3.15% 1.44% -0.62% 

Valle de 
México 

Sur 

2012 4 312 323 9 583 2 482 2 134 9 673 

2018  4 580   423  9 935  3 556  2 618  10 084 

% anual 1.01% 4.60% 0.60% 6.18% 3.47% 0.70% 

Total 

2012 60 722 9 700 437 146 48 021 36 401 206 480 

2018 75 151 11 434 512 520 56 157 43 619 221 327 

% anual 3.62% 2.78% 2.69% 2.34% 3.06% 1.16% 

Instalaciones de distribución en operación en CFE Distribución a Diciembre de 2018 

 

La Tabla III.2, muestra el número y capacidad de las unidades de transformación instaladas en las 
RGD a diciembre de 2018. La Tabla III.3 muestra la longitud de las líneas de distribución instaladas 
a diciembre de 2018, por nivel de tensión. 

 

Tabla III.2 Datos de Transformadores 2018. 

Cantidad total de Transformadores 

Nivel 
Número de 

transformadores 
MVA 

Transformadores de Potencia de alta a media tensión        3 191 75 151 

Transformadores en Redes de distribución de media a baja tensión 1 489 503 55 157 

 

 

Tabla III.3. Datos de Redes de Distribución 2018. 

Cantidad total de Líneas 

Nivel de tensión en kilovoltios  Longitud en km 

2.4 kV a 34.5 kV   512 520 

Baja tensión   326 311 
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3.2 Infraestructura de Medición 

A diciembre de 2018 la CFE Distribución contaba, a nivel nacional, con 43.6 millones de usuarios. 
Para la toma de lecturas de estos servicios se dispone de seis tipos de medidores. Como se 
muestra en la Tabla III.4, el 42.57% de los usuarios cuentan con medidores electromecánicos 
(mismos que no cumplen con la normativa vigente), el 50.8% con medidores de autogestión, el 
1.33% con medidores multifunción de media y alta tensión, el 4.54% con medidores son de 
Infraestructura Avanzada de Medición (AMI), el 0.41% con medidores ñescaladosò y el 0.16% no 
cuenta con medición, debido a que son servicios temporales en baja tensión así como cargas fijas 
de alumbrado público y cámaras de video vigilancia. 

 

Tabla III.4. Resumen de servicios instalados a nivel Nacional en CFE Distribución por tipo de medidor. 

Tipo de Medidor 
Cantidad de servicios en 

millones de unidades 

Proporción 

del tipo de 

medidor 

instalado 

% 

Electromecánico 18.56 42.57 

Electrónico (Autogestión) 22.15 50.80 

Electrónico Básico 0.08 0.18 

Multifunción Media y Alta Tensión 0.58 1.33 

Infraestructura Avanzada de Medición (AMI) 1.98 4.54 

Escalados 0.18 0.41 

Sin medición 0.07 0.16 

Total 43.6 100 

 

 

La Tabla III.5 se muestra el resumen de medidores instalados a nivel nacional a diciembre de 2018. 

 

Tabla III.5. Resumen de medidores instalados por servicio a nivel Nacional en CFE Distribución. 

División 

Servicios con medidores electrónicos (modernos) SubTotal 
de 

servicios 
con 

medidores 
Electró-
nicos 

Servicios 
con 

medidores 
electro-

mecánico 

Servi-
cios 
sin 

medi-
dor 

Total 
Servicios 

% 
Medido-

res 
moder-

nos 

Autogestión 
Electró
-nico 

Básico 

Infraest. 
Avanzada 
de Med. 

(AMI) 

Multifun
-ción 

media y 
alta 

tensión 

Normales 
Escala-

dos 

Baja 
California 

 797 317   0   0  19 339  30 973  847 629  922 375   348 1 770 352 47.88% 

Noroeste 1 165 351   0  7 120  21 794  41 205 1 235 470  850 016  1 510 2 086 996 59.20% 

Norte 1 282 662   0  5 656  16 425  46 816 1 351 559  896 504  3 973 2 252 036 60.01% 
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División 

Servicios con medidores electrónicos (modernos) SubTotal 
de 

servicios 
con 

medidores 
Electró-
nicos 

Servicios 
con 

medidores 
electro-

mecánico 

Servi-
cios 
sin 

medi-
dor 

Total 
Servicios 

% 
Medido-

res 
moder-

nos 

Autogestión 
Electró
-nico 

Básico 

Infraest. 
Avanzada 
de Med. 

(AMI) 

Multifun
-ción 

media y 
alta 

tensión 

Normales 
Escala-

dos 

Golfo norte 1 615 110   0   0  11 440  87 426 1 713 976 1 703 510  2 442 3 419 928 50.12% 

Centro 
Occidente 

 933 541   0  4 509  10 246  28 549  976 845 1 343 370  4 743 2 324 958 42.02% 

Centro sur 1 625 514   0   1  100 047  22 851 1 748 413 1 077 419  7 004 2 832 836 61.72% 

Oriente 1 608 430   0   0  21 139  27 270 1 656 839 1 415 349  2 444 3 074 632 53.89% 

Sureste 1 635 187   0   929  143 361  29 445 1 808 922 1 862 840  7 525 3 679 287 49.17% 

Valle de 
México 
Norte 

1 729 912  180 000   0  406 440  11 463 2 327 815  600 366   110 2 928 291 79.49% 

Valle de 
México 
Centro 

1 195 205   0   0  710 693  10 709 1 916 607  161 173   82 2 077 862 92.24% 

Valle de 
México Sur 

1 491 715   0   0  312 006  12 074 1 815 795  801 869   103 2 617 767 69.36% 

Bajío 1 865 047   0  17 175  70 612  96 389 2 049 223 2 338 546  20 371 4 408 140 46.49% 

Golfo 
centro 

 825 467   0  6 242   4  35 964  867 677 1 059 597  6 049 1 933 323 44.88% 

Centro 
oriente 

1 674 747   0  10 157  6 749  22 090 1 713 743 1 398 447  3 491 3 115 681 55.00% 

Peninsular 1 219 890   0  12 612  109 664  33 513 1 375 679  529 967  2 026 1 907 672 72.11% 

Jalisco 1 488 806   0  20 130  24 227  44 815 1 577 978 1 606 187  4 788 3 188 953 49.48% 

Nacional 22 153 901  180 000  84 531 1 984 186  581 552 24 984 170 18 567 535  67 009 43 618 714 57.28% 
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IV. Supuestos de la Planificación de las Redes Generales de Distribución. 

4.1 Pronóstico de la Demanda Máxima del Sistema Eléctrico de Distribución 

El pronóstico de la demanda máxima en las subestaciones eléctricas de distribución, con 
transformación de alta a media tensión, se preparó en colaboración con el CENACE y las 
Gerencias Divisionales que integran a la EPS CFE Distribución. El pronóstico considera un 
horizonte de planeación a largo plazo a partir de la demanda máxima registrada en el período 
enero-diciembre de 2018, en cada uno de los elementos de transformación de alta a media tensión.  

Con base en este pronóstico se identifican los nuevos proyectos de ampliación de subestaciones 
que se proponen al CENACE para el Programa de Ampliación y Modernización de las RGD que 
pertenecen al Mercado Eléctrico Mayorista (MEM) y el Programa de Desarrollo del Sistema 
Eléctrico Nacional (PRODESEN). Actualmente se tiene la instrucción de la SENER para la 
ejecución de 42 proyectos de ampliación de subestaciones de Distribución, los cuales se muestran 
en el ANEXO XII.  

El estudio de pronóstico se lleva a cabo en las siguientes etapas: 

I. Adquisición y depuración de perfiles de carga y determinación de los estadísticos de 
demanda, mensual y anual, en cada uno de los elementos de transformación de alta a 
media tensión y circuitos de media tensión para sus condiciones normales de operación. 

II. Determinación de la demanda máxima registrada en condiciones normales de operación 
durante el período enero ï diciembre, en los elementos de transformación de alta a media 
tensión y circuitos de media tensión. 

III. Modelado de agentes de crecimiento de la demanda en las RGD tales como: 

a. Desarrollo normal. 

b. Cargas de servicios de suministro conectados en media tensión. 

c. Solicitudes se servicios de suministro individuales o colectivas que se conectarán a 
la media tensión en el período de estudio. 

d. Superficies geográficas con potencial de desarrollo en el mediano y largo plazo, 
denominadas ñpolos de desarrolloò. 

IV. Pronóstico de la demanda máxima anual por Zona de Distribución, subestación eléctrica, 
elementos de transformación de alta a media tensión y circuitos de media tensión, mediante 
el modelado de los agentes de crecimiento descritos en el punto III. 

V. Identificación, evaluación económica y programación de los requerimientos de ampliación de 
los elementos de transformación de alta a media tensión en el horizonte de corto, mediano y 
largo plazo. 
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VI. Redistribución del área de influencia de subestaciones y circuitos existentes y necesarios en 
el horizonte de planeación, a fin de satisfacer el crecimiento esperado en la demanda de 
energía eléctrica en las RGD en condiciones de Calidad, Confiabilidad y eficiencia. 

VII. Obtención del pronóstico de demanda máxima definitivo para cada una de las 
subestaciones eléctricas actuales y necesarias para el horizonte de planeación. 

La Tabla IV.1 muestra el pronóstico de la demanda máxima definitivo de las RGD, aprobado por el 
CENACE para el período 2019-2033, en cada una de las Divisiones de Distribución.  La tasa media 
de crecimiento anual histórica (TMCAH) de la demanda máxima a nivel nacional en los últimos 3 
años fue 3.02%, y se espera un crecimiento en la misma con una TMCA de 2.89% para los 
próximos 5 años y del 2.38% para los próximos 15 años.  

Tabla IV.1. Pronóstico 2019 - 2033 de la demanda máxima en las Redes Generales de Distribución. 

División de 
Distribución 

Historial (MW) Pronóstico (MW) 
Tasa Media de Crecimiento 

Anual (%) 

2016 2017 2018 2019 2020 2021 2022 2023 2033 

TMCAH TMCAF TMCAF 

últimos 
3 años 

a 5   
años 

a 15 
años 

(2016 ï 
2018) 

(2018 ï 
2023) 

(2018 ï 
2033) 

Baja california 3 049 3 167 3 256 3 357 3 439 3 537 3 630 3 715 4 658 3.34% 2.67% 2.42% 

Bajío 3 936 4 249 4 300 4 539 4 699 4 876 5 046 5 210 6 627 4.52% 3.91% 2.93% 

Centro 
Occidente 

1 133 1 232 1 244 1 281 1 319 1 349 1 373 1 407 1 696 4.78% 2.49% 2.09% 

Centro Oriente 2 065 2 183 2 163 2 224 2 270 2 320 2 371 2 411 2 871 2.34% 2.20% 1.91% 

Centro Sur 1 482 1 538 1 510 1 547 1 594 1 629 1 665 1 693 2 008 0.94% 2.31% 1.92% 

Golfo Centro 1 482 1 602 1 642 1 691 1 736 1 779 1 821 1 861 2 310 5.25% 2.54% 2.30% 

Golfo Norte 6 134 6 367 6 393 6 585 6 771 6 958 7 135 7 314 9 124 2.09% 2.73% 2.40% 

Jalisco 2 628 2 790 2 864 2 989 3 101 3 202 3 306 3 409 4 325 4.40% 3.54% 2.79% 

Noroeste 4 120 4 268 4 438 4 521 4 610 4 694 4 783 4 870 5 816 3.79% 1.87% 1.82% 

Norte 3 965 4 254 4 255 4 410 4 558 4 703 4 833 4 958 6 106 3.60% 3.10% 2.44% 

Oriente 2 205 2 334 2 233 2 286 2 335 2 385 2 433 2 482 3 010 0.62% 2.14% 2.01% 

Peninsular 2 134 2 254 2 329 2 460 2 567 2 680 2 785 2 885 3 822 4.46% 4.38% 3.36% 

Sureste 2 239 2 339 2 307 2 371 2 421 2 467 2 522 2 593 3 287 1.52% 2.36% 2.39% 

Valle de  
México Centro 

1 878 2 103 1 950 2 027 2 065 2 134 2 201 2 276 2 790 1.89% 3.15% 2.42% 

Valle de  
México Norte 

2 395 2 489 2 487 2 575 2 647 2 718 2 782 2 838 3 363 1.91% 2.67% 2.03% 

Valle de  
México Sur 

2 393 2 506 2 517 2 613 2 753 2 833 2 910 2 981 3 535 2.57% 3.44% 2.29% 

Total 43 238 45 675 45 889 47 474 48 884 50 263 51 597 52 903 65 347 3.02% 2.89% 2.38% 

Nota: Datos de cierre 2018 del Pronóstico de Demanda por Subestaciones 2019-2033 del CENACE. 
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Las Divisiones de Distribución con mayor crecimiento esperado a corto plazo (2019- 2023) son las 
Divisiones: Peninsular, Bajío, Jalisco, Norte Valle de México Sur y Valle de México Centro. 

 
La Figura IV.1 muestra la distribución geográfica de la tendencia de crecimiento de la demanda 
máxima a corto plazo, en el período 2019 ï 2023, en las Divisiones de Distribución.  

 

 
*Información estadística (fuente PDS 2019-2033, CENACE)  

 
Figura IV.1 Distribución de la tendencia de crecimiento a corto plazo (5 años) de la demanda máxima 

de las RGD en las 16 Divisiones de la CFE Distribución. 

 

 

Se observa que la TMCA a corto plazo en la División Peninsular es superior al 4%; las Divisiones 
Bajío, Jalisco, Norte, Valle de México Sur y Valle de México Centro presentan un crecimiento con 
una TMCA a corto plazo entre 3% y 4%; en la División Noroeste la TMCA es más moderada 
respecto a las otras con una TMCA menor al 2%; mientras que para el resto de las Divisiones la 
TMCA de la demanda máxima se encuentra entre 2% y 3%. 

 



Dirección General 

 
 
 
 
 

La Figura IV.2 muestra la distribución geográfica de la tendencia de crecimiento de la demanda 
máxima a largo plazo, en el período 2019 ï 2033, en las Divisiones de Distribución.  

 
 

 
*Información estadística (fuente PDS 2019-2033, CENACE)  

 
Figura IV.2 Distribución de la tendencia de crecimiento a largo plazo (15 años) de la demanda máxima 

de las RGD en las 16 Divisiones de la CFE Distribución. 

  
 
 

Para el largo plazo, se observa una disminución general en la tasa de crecimiento de la demanda 
máxima: la División Peninsular reduce su TMCA a largo plazo a un 3.36%; las Divisiones Noroeste, 
Centro Sur y Centro Oriente presentan crecimientos moderados con una TMCA menor al 2%; 
mientras que el resto de las Divisiones presentan una TMCA entre 2% y 3%. 
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4.2 Supuestos Económicos 

Los Programas y Proyectos de Inversión son el resultado de la Planeación de corto y largo plazo, 
cuyo propósito es garantizar que las inversiones necesarias se realicen de manera oportuna para 
satisfacer el crecimiento de la demanda de energía eléctrica en condiciones de Calidad, 
Continuidad, Confiabilidad, eficiencia y seguridad de acuerdo a los criterios establecidos en la 
regulación vigente.  

Cada uno de estos programas y proyectos de inversión se sujetan al análisis técnico y económico 
para determinar su rentabilidad y seleccionar los programas y proyectos de costo mínimo que 
minimicen el costo en la prestación del servicio de distribución de energía eléctrica.  

Para la evaluación de los proyectos se utilizan supuestos razonables, determinados por la 
Secretaría de Hacienda y Crédito Público (SHCP), la Secretaría de Energía (SENER), la Comisión 
Reguladora de Energía (CRE) y el Corporativo de la Comisión Federal de Electricidad (CFE). 

El objetivo del análisis económico es determinar los efectos de las inversiones, de un programa o 
proyecto, por medio del cual se asegura la rentabilidad y beneficios netos para la empresa y para la 
sociedad. En la evaluación se requiere calcular a lo largo del período de estudio los costos y 
beneficios asociados al proyecto.  

 

4.2.1 Vida útil de los proyectos. 

El horizonte de evaluación considerado para la infraestructura eléctrica es de 30 años, período 
durante el cual las obras aportarán beneficios (vida útil). 

 

4.2.2 Tasa de descuento. 

La tasa de descuento anual real aprobada por la Dirección Corporativa de Finanzas de CFE, es de 
11.18%, que corresponde al cálculo de la estimación del costo promedio ponderado de capital de la 
CFE y sus EPS 

 

4.2.3 Costos. 

Los nuevos proyectos de distribución que se adicionarán al Sistema Eléctrico Nacional no son 
autónomos, por el contrario, compartirán con el sistema eléctrico existente la distribución de los 
flujos de potencia. Por esta razón además de los costos de inversión, operación y mantenimiento 
relativos al nuevo proyecto, se deben considerar los costos incrementales asociados a la 
infraestructura existente. 
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Costo de inversión. - Son los asociados a la inversión en infraestructura eléctrica, considerando 
precios de mercado, más un porcentaje de costos indirectos por la ejecución de la obra. 

La base de precios para costear los proyectos de inversión en distribución es el Catálogo de 
Precios (CATPRE), integrados de forma modular o específica, de acuerdo con las necesidades de 
cada proyecto. 

Costos de operación y mantenimiento. - Se derivan de los recursos humanos y materiales 
necesarios para operar y mantener en buen estado las instalaciones y se estima el 1% anual del 
costo de la inversión de los proyectos. 

 

4.2.4 Beneficios. 

Son los beneficios económicos asociados al proyecto y se calculan con modelos electrotécnicos 
que permiten simular la operación del sistema con y sin el proyecto. Se constituyen con las ventas 
por energía incremental y beneficios operativos que a continuación se describen. 

Beneficios por Energía Incremental. - Refleja el valor de la energía adicional que puede ser 
suministrada por la entrada en operación de las obras incluidas en un proyecto, y que está por 
encima de la demanda de saturación del sistema existente actual sin falla, su valoración 
corresponde al precio medio de la tarifa regulada.  

Se calcula como: (energía incremental asociada a las obras incluidas en el proyecto) x (precio 
medio de la tarifa regulada). 

Dónde: la energía incremental es igual a (demanda incremental) x (duración en horas) x (factor de 
carga). 

Beneficios Operativos. - Representan el ahorro por pérdidas técnicas que presenta el proyecto, 
los cuales son valorizados por el costo que representa para CFE Distribución, disminuir pérdidas de 
energía y de potencia. 

Se obtienen de la simulación de los flujos de potencia del sistema eléctrico con y sin el proyecto, se 
refiere a las pérdidas eléctricas en energía que dejarán de consumirse y por tanto de generarse a 
causa de la entrada en operación del nuevo proyecto. 

Se determinan como: (beneficio por pérdidas de potencia, referidas a demanda máxima, asociado a 
las obras incluidas en el proyecto x factor de carga del área de influencia x horas del año x precio 
marginal local promedio de la Zona), y para los años subsecuentes, este beneficio permanece 
constante durante el periodo de evaluación del proyecto. 

Beneficio por Energía no servida en Falla (BENS). Es la energía que no es posible suministrar 
cuando ocurre la salida forzada de un elemento del sistema de distribución. Se calcula como: (corte 
de carga asociado a la falla) x (tiempo que el elemento estará fuera de operación) x (valor de la 
energía no suministrada). 
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El valor de la energía no suministrada (VENS) se define en 2 600 dólares por Mega Watt hora 
(USD/MWh)ò de acuerdo con el Artículo Uno, inciso (b) de la Política de Confiabilidad publicada por 
la Secretaría de Energía, en el DOF del 28.II.2017. 

Beneficios anuales y totales en el horizonte de evaluación. - La evaluación económica del 
proyecto, bajo el rubro de beneficios reporta los ingresos que de cumplirse los supuestos generaría 
el proyecto por concepto de energía incremental, energía no servida en falla y operativos, a los 
cuales después de descontar los costos de operación resultan en un valor presente estimado al año 
de la primera inversión. 

 

4.2.5 Indicadores de rentabilidad. 

A continuación, se presentan los indicadores económicos empleados en la evaluación económica 
de los proyectos.  

Resultado Neto de Operación (RNO). - Representa una comparación entre beneficios y costos a 
valor presente de la operación durante la vida útil del proyecto y se calcula como: 

RNO = beneficios (energía incremental + ahorros operativos + energía no suministrada) ï (costos 
de Distribución operación y mantenimiento en valor presente). 

Flujo Neto (FN). - Compara año con año el total de beneficios con el total de costos del proyecto y 
representa el beneficio neto del mismo. El valor presente neto de este vector representa el valor 
presente neto o beneficio neto del proyecto. Se calcula como  

FN = RNO - costo de inversión 

Relación Beneficio/Costo (B/C). - Es una relación a-dimensional y se obtiene de la siguiente 
manera: 

B/C = (total de beneficios-costos de operación a valor presente) / inversión total = RNO/costo de 
inversión a valor presente  

Tasa Interna de Retorno (TIR). - Representa la tasa de interés que, aplicada al vector de flujo 
neto, iguala los beneficios con los costos, resulta en un valor presente igual a cero. En otras 
palabras, indica la tasa de interés de oportunidad para la cual el proyecto apenas será rentable. 

Valor Presente Neto (VPN). - Es el importe actualizado de los beneficios y costos a los cuales se 
aplica una tasa de descuento que refleje el costo de oportunidad del capital involucrado en el 
proyecto. Representa el rendimiento obtenido a lo largo de su vida útil. Se calcula al año de primera 
erogación de acuerdo con los lineamientos de la SHCP. 
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4.2.6 Variables macroeconómicas del proyecto. 

A continuación, se muestra en la  Tabla IV.2 las variables utilizadas para la evaluación de los 
proyectos de distribución. 

 

Tabla IV.2 Variables utilizadas para llevar a cabo las evaluaciones económicas de los proyectos 

Divisiones de 
Distribución 

Ingreso 
promedio por 
kWh (PMTD) 

($/kWh) /1 

Precio Marginal 
Local (PMLD) 

Promedio 
[$/kWh] /2 

Paridad 
pesos / 
dólar /3 

Tasa de 
descuento 
% anual /4 

Precio 
medio de la 
energía no 
servida $ / 

kWh /5 

Baja California  0.44 1.02 

20.1 11.18% 52.26 

Bajío  0.48 1.37 

Centro Occidente   0.88 1.37 

Centro Oriente  0.74 1.36 

Centro Sur  1.08 1.39 

Golfo Centro  0.64 1.30 

Golfo Norte  0.33 1.19 

Jalisco  0.84 1.41 

Noroeste  0.44 1.34 

Norte  0.41 1.51 

Oriente  1.03 1.34 

Peninsular  0.52 1.68 

Sureste  0.98 1.40 

VM Centro  0.41 1.37 

VM Norte  0.49 1.36 

VM Sur  0.46 1.38 

Nacional  0.57 1.36 
Notas: 
/1 Este monto se obtiene de dividir los ingresos anuales entre la energía suministrada por cada una de las Divisiones. 
/2 Este monto se obtiene como el promedio anual de los PML registrado en los NodosP de cada una de las Divisiones. 
/3 Se obtiene a partir de las variables macroeconómicas del ejercicio fiscal 2019 emitidas por la SHCP el 15 de junio de 2018. 
/4 Corresponde al cálculo de la estimación del costo promedio ponderado de capital de la CFE y sus EPS emitido por la Dirección 
Corporativa de Finanzas de CFE el 31 de octubre de 2017. 
/5 Se obtiene a partir de valor en dólares publicado por la SENER en la Política de Confiabilidad y la paridad peso-dólar. 

Los proyectos de infraestructura eléctrica propuestos se evaluaron técnica y económicamente, 
considerando los beneficios involucrados en cada proyecto: (1) beneficio por demanda incremental , 
si el proyecto es necesario para la conexión de nuevos servicios de suministro de energía eléctrica; 
(2) beneficio por energía no suministrada en falla, si el proyecto contribuye a mejorar la 
confiabilidad de las RGD, (3) beneficio por ahorros operativos, si el proyecto contribuye a reducir 
pérdidas técnicas de energía eléctrica, y (4) beneficio por recuperación de ventas, si el proyectos 
contribuye a evitar pérdidas no técnicas de energía. 
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4.3 Indicadores de desempeño. 
 

En el diagnóstico de las RGD se utiliza el resultado de los indicadores de desempeño de las RGD 
del año n-1, en materia de confiabilidad, calidad y eficiencia, considerando los criterios de 
desempeño que establecen las Disposiciones Administrativas de Carácter General en Materia de 
Acceso Abierto y Prestación de los Servicios en la Red Nacional de Transmisión y las Redes 
Generales de Distribución de Energía Eléctrica publicada en el Diario Oficial de la Federación el 16 
de febrero de 2016, en la Resolución Núm. RES/948/2015. La Tabla IV.3 resume los indicadores 
utilizados y sus límites de aceptación.  

Asimismo, se utilizan los criterios de variación de la tensión que establece el Manual Regulatorio de 
Estados Operativos del Sistema Eléctrico Nacional, anexo a Código de Red publicado en el Diario 
Oficial de la Federación el 8 de abril de 2016, en la Resolución Núm. RES/151/2016.  

Para evaluar la eficiencia operativa de las RGD se utilizan los límites aceptables de pérdidas 
técnicas y no técnicas indicados en los considerandos cuadragésimo segundo y cuadragésimo 
tercero del Acuerdo CRE No. A/074/2015.  

 

Tabla IV.3 Indicadores operativos de las RGD 

Criterio Indicador Descripción Límites Cumplimiento 

Confiabilidad 

SAIDID 
Índice de la duración anual 
promedio de las interrupciones en 
Distribución. 

Ò 50 minutos Anual 

SAIFID 
Índice de la Frecuencia promedio 
anual de las interrupciones en 
Distribución por usuario final. 

Ò 0.94 
interrupciones 

Anual 

CAIDID 
Índice de duración promedio anual 
de las interrupciones por usuario en 
distribución. 

Ò 53 minutos Anual 

Calidad de la 
potencia de la 
energía eléctrica 

Variaciones de 
tensión en MT 

Límites de variación de tensión en 
las barras de media tensión de 
subestaciones (porcentaje de 
cumplimiento por nodo de calidad) 

(-7 %, +5 %) de la   
tensión nominal. 

90% 

Factor de 
potencia 

Compensación de potencia 
Reactiva (Promedio mensual 
medido a intervalos de 10 min) 

Ó 0.95 promedio 
mensual por 

circuito. 

80% circuitos con 
medición digital. 

Pérdidas de 
energía eléctrica 

Pérdidas técnicas Porcentaje de Pérdidas técnicas. 

< 5 % respecto a 
la energía 

recibida en la 
División de 

Distribución. 

Anual 

Pérdidas no 
técnicas 

Porcentaje de Pérdidas no 
técnicas. 

< 5 % respecto a 
la energía 

recibida en la 
División de 

Distribución. 

Anual 
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Para evaluar la confiabilidad de los circuitos eléctricos de media tensión se utilizan el SAIDID, 
SAIFID y CAIDID; la calidad de la potencia eléctrica se evalúa con el grado de cumplimiento de las 
variaciones de tensión en los nodos de calidad de las subestaciones eléctricas y del factor de 
potencia promedio en circuitos eléctricos de media tensión, y para evaluar las pérdidas de energía 
en circuitos eléctricos de media tensión, transformadores de distribución redes de distribución de 
baja tensión, acometidas y medidores se utiliza el límite de pérdidas técnicas y no técnicas 
reconocidas por la CRE, del 5% para ambos casos. 
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V. Diagnóstico de las RGD. 

En este Capítulo se muestran los resultados del diagnóstico de las Redes Generales de 
Distribución (RGD), en CFE Distribución, con el propósito de fundamentar, a través del 
establecimiento de objetivos estratégicos, la planificación de los proyectos de ampliación y 
modernización necesarios para el horizonte 2019-2033, y cumplir con los criterios de eficiencia, 
Calidad, Confiabilidad, Continuidad, seguridad y sustentabilidad, en la operación de las RGD, que 
establece el Art. 14 de la LIE. 

En general, las RGD se subdividen para su análisis en cinco componentes principales, Subestación 
Eléctrica de transformación de alta a media tensión, circuitos de media tensión, trasformadores de 
distribución red de baja tensión y acometidas y medidores, (ver  Figura V.1), cuyo comportamiento 
conjunto determina el resultado de los indicadores, observables al nivel de Divisiones de 
Distribución y de Zonas de Distribución. 

El diagnóstico parte del cierre de los indicadores operativos a diciembre de 2018 considerando 
algunos resultados preliminares, con el objetivo de evaluar la eficiencia obtenida en la distribución 
de la energía eléctrica, así como la Confiabilidad y la Calidad del suministro eléctrico a los usuarios 
finales. Este análisis permite identificar mejoras logradas en el desempeño de las RGD con 
respecto al año anterior y determinar las áreas de mejora necesarias. 

 

Figura V.1 Componentes de las Redes Generales de Distribución. a) Subestaciones eléctricas de 
transformación de alta a media tensión, b) circuitos eléctricos de media tensión, c) transformadores 

de servicio de media a baja tensión, d) redes de distribución para servicio eléctrico en baja tensión, y 
e) acometidas y medidores de servicio al usuario final. 

Subestación 

Eléctrica
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5.1 Confiabilidad. 

La Tabla V.1 muestra el comportamiento de los indicadores de Confiabilidad en cada una de las 
Divisiones de Distribución que conforman a la EPS CFE Distribución, asimismo permite comparar 
los resultados del cierre del año 2018 y la evolución de los indicadores con respecto al cierre del 
año 2017. 

Tabla V.1 Resultado de los indicadores de Confiabilidad en las 16 Divisiones de Distribución que 
conforman a la EPS CFE Distribución 

Divisiones de 
Distribución 

SAIDID  SAIFID CAIDID 

[minutos/usuario] [interrupciones/usuario] [minutos/interrupción] 

2017 2018 2017 2018 2017 2018 

Baja California 20.82 20.58 0.57 0.54 36.71 38.24 

Bajío 23.69 22.48 0.39 0.35 60.70 64.42 

Centro Occidente 19.14 18.94 0.40 0.38 48.07 49.39 

Centro Oriente 17.63 17.60 0.34 0.30 52.43 59.36 

Centro Sur 26.73 25.77 0.70 0.53 38.08 48.33 

Golfo Centro 38.64 40.50 0.39 0.35 100.04 116.30 

Golfo Norte 25.01 22.07 0.47 0.42 53.74 52.64 

Jalisco 24.41 23.73 0.48 0.46 50.74 51.16 

Noroeste 36.59 34.46 0.91 0.87 40.20 39.73 

Norte 20.74 19.22 0.58 0.48 35.69 39.73 

Oriente 22.35 26.62 0.38 0.31 59.06 84.97 

Peninsular 18.38 19.24 0.53 0.51 35.03 38.10 

Sureste 72.15 55.03 0.90 0.61 80.54 90.06 

Valle de México Centro 22.53 20.82 0.71 0.66 31.56 31.77 

Valle de México Norte 27.67 26.11 0.72 0.72 38.19 36.54 

Valle de México Sur 38.09 31.83 0.86 0.74 44.38 42.78 

Nacional 29.264 26.981 0.575 0.502 50.874 53.760 

Nota. - Ver Tabla IV.3 Indicadores operativos de las RGD 

 

Con respecto al indicador SAIDID, la División de Distribución Sureste excede en 5.03 min el límite 
de aceptación indicado en la Tabla IV.3, y presenta un decremento de 17.12 min con respecto a 
2017. El resto de las Divisiones de Distribución se encuentra dentro del límite de aceptación, A nivel 
Nacional se tiene un SAIDI de 29.26 min que se encuentra por abajo del límite máximo de 
aceptación. 

El indicador SAIFID, en todas las Divisiones de Distribución, se encuentra dentro del criterio de 
aceptación indicado en la tabla IV.3. El promedio general en las 16 Unidades es 0.51 
interrupciones/año, con un rango entre 0.3 y 0.87 interrupciones/año por usuario final. 

Con relación a CAIDID, las Divisiones de Distribución Bajío, Centro Oriente, Golfo Centro, Oriente y 
Sureste, exceden el límite de aceptación indicados en la Tabla IV.3; el resto cumple el indicador. El 
promedio general es de 55.22 min, con rango entre 31.77 y 116.3 min.  
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En las Figuras V.2, V.3 y V.4 se muestran la distribución geográfica de los indicadores de 
Confiabilidad en las 16 Divisiones de Distribución de Distribución de la EPS CFE Distribución. 

 

Figura V.2. Mapeo del índice de la duración promedio de las interrupciones por usuario (SAIDID) por 
División de Distribución de Distribución. 

 

 

Figura V.3 Mapeo del índice de las interrupciones por usuario (SAIFID) por División de Distribución de 
Distribución. 
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Figura V.4 Mapeo del índice de la duración promedio de las interrupciones (CAIDID) por División de 
Distribución. 

 

5.2 Calidad de la potencia eléctrica. 

La Calidad de la potencia eléctrica se evalúa con el grado de cumplimiento del factor de potencia 
promedio mensual medido en circuitos eléctricos de media tensión, y con el grado de cumplimiento 
de las variaciones de la tensión registradas en los nodos de calidad de las subestaciones eléctricas.  
A continuación, se muestran los resultados comparativos del cierre del año 2018. 

5.2.1 Factor de potencia. 

En la Tabla V.2 se muestran los resultados del grado de cumplimiento con el factor de potencia 
promedio mensual mínimo medido en circuitos eléctricos de media tensión.  
 

Tabla V.2 Resultados del indicador de cumplimiento con el factor de potencia en circuitos eléctricos 
de media tensión 

División de Distribución 

Cumplimiento con el 
Factor de Potencia  

(%) 

2017 2018 

Valle de México Sur 92.93 93.85 

Centro Oriente 89.18 90.70 

Centro Sur 89.13 91.75 

Baja California 88.58 88.68 

Jalisco 88.29 87.41 

Sureste 87.73 86.21 

Valle de México Norte 87.44 87.28 

Noroeste 86.09 81.89 



Dirección General 

 

División de Distribución 

Cumplimiento con el 
Factor de Potencia  

(%) 

Centro Occidente 85.61 89.92 

Peninsular 83.09 84.37 

Golfo Norte 82.87 83.39 

Oriente 82.83 87.96 

Golfo Centro 82.54 82.86 

Valle de México Centro 79.24 78.35 

Bajío 76.89 74.5 

Norte 74.06 83.26 

Mínimo 74.06 74.50 

Promedio 84.78 85.77 

Máximo 92.93 93.85 

 

De acuerdo con las Disposiciones Administrativas de Carácter General en Materia de Acceso 
Abierto y Prestación de los Servicios en la Red Nacional de Transmisión y las Redes Generales de 
Distribución de Energía Eléctrica, para la medición del factor de potencia, el Distribuidor debe 
contar al menos con el 75% de infraestructura requerida para su medición en los interruptores de 
los circuitos de media tensión, con un promedio de 85.77% a nivel Nacional  

Se considera un circuito con cumplimiento mensual cuando los promedios de los registros 
obtenidos son mayores o iguales a un factor de potencia de 0.95 con un intervalo de medición de 
10 minutos. 

El Distribuidor deberá cumplir para las 150 Zonas de Distribución, con el criterio de cumplimiento 
del 75% de compensación capacitiva en al me nos el 80% de los circuitos que dispongan de 
medidor digital y electromecánico.  

Se observa que en trece de las Divisiones de Distribución (UN), más del 80% de los circuitos 
mantienen un promedio mensual en su factor de potencia mayor o igual a 0.95, mientras que,  Bajío 
y Valle de México Centro, el porcentaje de cumplimiento del factor de potencia mensual promedio 
es menor del 80%, debido a que el promedio mensual del factor de potencia estuvo por abajo del 
0.95; el resultado mínimo es del 74.5% de cumplimiento en la UN Bajío. 

5.2.2 Variaciones de tensión. 

 
En la Tabla V.3 se muestran los resultados del grado de cumplimiento con el rango de variación de 
la tensión permisible medido en nodos de calidad de las subestaciones eléctricas. 
 
Se observa que todas las Divisiones de Distribución (UN), cumplen con el nivel de referencia 
indicado en la Tabla IV.3, con un mínimo del 90.29% de cumplimiento. 
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Tabla V.3 Resultados del indicador de cumplimiento de las variaciones de tensión en nodos de calidad 

de las subestaciones eléctricas. 

 

División de 
Distribución 

Cumplimiento de  

Variaciones de tensión 

(%) 

2017 2018 

Baja California 100 100 

Valle de México Centro 100 100 

Golfo norte 99.6 98.03 

Sureste 99.32 99.29 

Centro occidente 99.26 98.36 

Norte 99.25 100 

Valle de México Sur 98.81 100 

Noroeste 98.64 98.8 

Peninsular 98.41 94.9 

Jalisco 98.11 98.52 

Centro sur 97.67 95.42 

Golfo centro 97.47 97.59 

Valle de México Norte 97.26 100 

Oriente 95.07 95.6 

Centro oriente 94.44 90.29 

Bajío 93.33 95.34 

Mínimo 93.33 90.29 

Promedio 97.92 97.63 

Máximo 100.00 100.00 

 
 

La Figura V.6 muestra la distribución espacial del comportamiento del índice de variación de tensión 
por UN de Distribución. 

 . 
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Figura V.6. Porcentaje de cumplimiento con el indicador de variaciones de tensión por División de 
Distribución. 

 

5.3 Pérdidas de energía eléctrica. 

En la Tabla V.4 se muestran los resultados del balance de energía en media tensión al cierre del 
año 2018, con ordenamiento de mayor a menor en lo que respecta al porcentaje de pérdida total 
por División de Distribución. Las RGD, en CFE Distribución, perdieron durante el año 2018 el 
13.45% de la energía recibida en media tensión, equivalente a un total de 31 455 GWh, de los 
cuales un 5.92 % se origina en pérdidas técnicas, con un volumen de 13 835 GWh, y un 7.54 % en 
pérdidas no técnicas con un volumen de 17 621 GWh. 

Tabla V.4 Balance de energía en media tensión al cierre de 2018. 

División de Distribución 

Energía 
Recibida 

Energía 
Entregada 

Energía Perdida 
Pérdidas 

Técnicas /2 
Pérdidas No 

Técnicas 

[GWh] [GWh] [GWh] [%] [GWh] [%] [GWh] [%] 

Valle de México Norte 15 424 11 753 3 671 23.8 873 5.66 2 798 18.14 

Valle de México Sur 15 280 11 976 3 304 21.62 865 5.66 2 439 15.96 

Oriente 10 992 9 027 1 965 17.87 873 7.94 1 092 9.93 

Valle de México Centro 11 785 9 813 1 972 16.73 760 6.45 1 212 10.28 

Centro Sur 8 479 7 189 1 290 15.2 515 6.08 775 9.14 

Golfo Norte 31 188 26 557 4 631 14.84 1404 4.50 3 227 10.35 

Sureste 11 871 10 119 1 752 14.76 1139 9.60 613 5.16 

Jalisco 15 410 13 307 2 102 13.64 954 6.19 1 148 7.45 

Golfo Centro 8 395 7 447 948 11.28 544 6.48 404 4.81 

Centro Oriente 12 566 11 185 1 381 10.98 642 5.11 739 5.88 

Bajío 22 802 20 403 2 399 10.51 1704 7.47 695 3.05 

Norte 20 180 18 204 1 976 9.79 918 4.55 1 058 5.24 

Noroeste 18 555 16 892 1 663 8.96 971 5.23 692 3.73 

Peninsular 11 895 10 922 974 8.18 586 4.93 388 3.26 
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División de Distribución 

Energía 
Recibida 

Energía 
Entregada 

Energía Perdida 
Pérdidas 

Técnicas /2 
Pérdidas No 

Técnicas 

[GWh] [GWh] [GWh] [%] [GWh] [%] [GWh] [%] 

Centro Occidente 7 077 6 573 504 7.11 443 6.26 61 0.86 

Baja California 14 393 13 469 924 6.42 642 4.46 282 1.96 

Balance Nacional /1 233 758  202 302 31 455 13.45 13 835 5.92 17 621 7.54 
Fuente: SIBE. Cierre de pérdidas totales de energía 2018 

Fuente: SIPER. Datos calculados preliminares de pérdidas técnicas y no técnicas de energía 2018. 
Notas: 
/1 Las energías recibidas y entregadas del balance Nacional no consideran intercambios de energía entre Divisiones, por tanto no son 
iguales a la sumatoria de las energías recibida o entregada de los balances Divisionales. 
/2 Las pérdidas técnicas se determinan a partir del cálculo por elemento de las RGD como se indica en la Tabla V.7  

Del resultado 2018, se puede observar que para alcanzar el cumplimiento de los establecido por la 
CRE en el acuerdo A074 se tendría el siguiente panorama de reducción de pérdidas, presentando 
en 2018 un área de oportunidad de 8 080 GWh a nivel nacional, de los cuales 2 147 GWh son 
pérdidas Técnicas y 5 933 GWh pérdidas No Técnicas, la tabla V.5 muestra el detalle. 

 
Tabla V.5 Área de oportunidad 2018 para cumplir el 10% de pérdidas de energía1. 

División de Distribución 

Área de Oportunidad (GWh) 

Pérdidas 
Técnicas (5%) 

Pérdidas No 
Técnicas (5%) 

Totales 
Divisionales  

Valle de México Norte 101 2 027 2 128 

Valle de México Sur 101 1 675 1 776 
Oriente 324 542 866 

Valle de México Centro 171 622 793 

Centro Sur 91 351 442 
Golfo Norte -155 1 668 1 668 

Sureste 546 19 565 
Jalisco 184 377 561 
Golfo Centro 124 -16 124 

Centro Oriente 14 110 124 
Bajío 564 -445 564 
Norte -91 49 49 

Noroeste 43 -235 43 
Peninsular -8 -207 0 
Centro Occidente 89 -293 89 

Baja California -78 -438 0 
Total Nacional /2 2 352 7 440 9 792 

Nota: 
/1 Las celdas marcadas en rojo representan un área de oportunidad, mientras que las marcadas en verde representan el 
cumplimiento del objetivo. 
/2 Los totales consideran solamente las áreas de oportunidad positivas. 

                                                
1 Las celdas marcadas en rojo representan un área de oportunidad, mientras que las marcadas en verde representan el 

cumplimiento del objetivo 
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La Gráfica V.1 muestra la distribución de las pérdidas de energía en técnicas y no técnicas 
comparativamente entre los años 2017 y 2018. 

  
Unidades: GWh 

Fuente: SIBE. Cierre de pérdidas totales de energía 2017 y 2018 
Fuente: SIPER. Datos preliminares de pérdidas técnicas y no técnicas de energía 2018. 

 
Gráfica V.1 Distribución de pérdidas de energía: técnicas y no técnicas (GWh) para 2017 y 2018 

 

En la Tabla V.6, se muestran los resultados preliminares del año 2018 de los indicadores de 
pérdidas técnicas y no técnicas, en comparación con sus correspondientes al cierre del 2017. Se 
observa que, en lo que se refiere al indicador de pérdidas técnicas, las Divisiones de Distribución 
Bajío y Valle de México Centro presentan un incremento es su indicador.  

En lo que respecta al indicador de pérdidas no técnicas, las Divisiones de Distribución Bajío, Golfo 
Centro, Golfo Norte, Centro Sur, Oriente y Peninsular presentan un incremento en el indicador, con 
relación al 2017. 

Tabla V.6 Resultados de Indicadores de pérdidas de energía comparativo 2018 vs. 2017 

División de 
Distribución 

Pérdidas Técnicas 
 (%) 

Perdidas No Técnicas 
(%) 

2017 2018 Variación 2017 2018 Variación 

Baja California 4.59 4.46 -0.13 2.3 1.96 -0.34 

Bajío 7.35 7.47 0.12 2.89 3.05 0.16 

Centro Occidente 6.33 6.26 -0.07 1.27 0.86 -0.41 

Centro Oriente 5.39 5.11 -0.28 6.04 5.88 -0.16 

Centro Sur 6.73 6.08 -0.65 8.71 9.14 0.43 

Golfo Centro 7.01 6.48 -0.53 4.05 4.81 0.76 

Golfo Norte 4.84 4.50 -0.34 10.17 10.35 0.18 

Jalisco 6.25 6.19 -0.06 7.83 7.45 -0.38 

Noroeste 5.47 5.23 -0.24 4.29 3.73 -0.56 

Norte 5.32 4.55 -0.77 5.66 5.24 -0.42 

Oriente 8.56 7.94 -0.62 8.58 9.93 1.35 

Peninsular 5.38 4.93 -0.45 3.04 3.26 0.22 

Sureste 9.77 9.60 -0.17 6.78 5.16 -1.62 

Valle de México Centro 6.36 6.45 0.09 10.81 10.28 -0.53 
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División de 
Distribución 

Pérdidas Técnicas 
 (%) 

Perdidas No Técnicas 
(%) 

2017 2018 Variación 2017 2018 Variación 

Valle de México Norte 5.79 5.66 -0.13 18.68 18.14 -0.54 

Valle de México Sur 5.77 5.66 -0.11 17.35 15.96 -1.39 

Total 6.18 5.92 -0.26 7.79 7.54 -0.25 
Fuente: SIPER. Se reportan datos finales del cierre de pérdidas de energía eléctrica de 2017. 

Datos preliminares de pérdidas técnicas y no técnicas de energía 2018. 

 

5.3.1 Pérdidas técnicas. 

La Gráfica V.2 muestra la distribución del indicador de pérdidas técnicas por División de 
Distribución, en color verde se indican aquellas cuyo valor de indicador es menor o igual al 5%, en 
amarillo, aquellas en las que el indicador es mayor de 5% y menor o igual al 6%, en color naranja 
se muestran valores de indicador en un rango mayor a 6% y hasta 7%. Finamente en rojo las que 
presentan un indicador de pérdidas técnicas mayor a 7%. 

  
Fuente: SIPER. Datos preliminares de pérdidas técnicas de energía 2018. 

 
Gráfica V.2 Distribución de pérdidas técnicas por División de Distribución. 

 

En la Figura V.7 se muestra la distribución geográfica del indicador de pérdidas técnicas por 
División de Distribución. 
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Figura V.7 Mapeo del índice de pérdidas técnicas en Media y Baja tensión por División de Distribución 
de Distribución. 

  

Tres Divisiones de Distribución presenta un indicador mayor al 7%, cinco se encuentran entre 6% y 
7%, cuatro entre 5% y 6%, y cuatro tienen un indicador menor o igual a 5%. 

En la Tabla V.7 se muestra la distribución de las pérdidas técnicas de energía eléctrica por 
componente de las Redes Generales de Distribución y por División de Distribución. El componente 
con mayor aportación son las redes de baja tensión con un total de 7 956 GWh/año con una 
contribución al indicador de pérdidas técnicas de 3.4%, seguido de los circuitos eléctricos de media 
tensión con una pérdida total de 3 001 GWh/año, los cuales contribuyen al indicador con 1.28%; en 
transformadores de servicio se pierden 2 799 GWh/año, que contribuyen con 1.20% al indicador. 

Tabla V.7 Clasificación de pérdidas técnicas por componente de las RGD (GWh/año) 

División de Distribución 
Transfor-
madores 
MT/MT 

Circuitos 
Transfor-
madores 

Redes de 
Baja 

Tensión 

Medidores 
Total 

de MT MT/BT de MT 

Baja California 3.4 124.4 199.6 312.1 2.6 642.1 

Bajío   402.9 262.6 1027.3 11.3 1704.1 

Centro Occidente   82.0 117.7 241.5 1.7 442.9 

Centro Oriente 2.4 163.7 153.5 321.4 1.5 642.4 

Centro Sur   125.1 148.3 240.6 1.1 515.1 

Golfo Centro 4.4 120.5 135.8 281.5 1.9 544.1 

Golfo Norte 4.5 246.9 310.5 836.7 5.5 1404.1 

Jalisco 0.3 137.9 188.3 624.8 3.2 954.5 

Noroeste 3.6 215.7 231.6 516.7 3 970.6 

Norte 1.2 354.6 145.8 412.4 4.2 918.2 

Oriente   213.2 132.1 526.3 1.7 873.3 

Peninsular 7.7 171.4 119.0 286.3 2 586.4 

Sureste 4.5 351.0 186.6 595.5 1.7 1139.3 

Valle de México Centro   63.9 134.9 560.2 1.3 760.3 

Valle de México Norte   117.9 165.0 587.8 1.9 872.6 










































































































































