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TEMARIO

1. Presentacion por parte de la CREG de la Resolucion 112 (Formulas tarifarias)

2, Presentacion del impacto de la aplicacion de la Resolucion 112 por parte de las empresas:
Empresa de Energia de Bogotd - EEB, Empresas Publicas de Medellin - EEPPM,
Empresas Municipales de Cali - EMCALI y Empresa de Energia del Pacifico S.A. E.S.P.
- EPSA.

. Analisis y discusion del tema

. Recomendaciones

I

DESARROLLO DE LA REUNION

Se verifico el cumplimiento del quorum reglamentario y se dio inicio a la reunion. Ademas se
conto con la participacion de algunas electrificadoras que fueron invitadas por el CNO para
esta reunion, ya que el tema a tratar era de gran importancia para ellas.

1. PRESENTACION POR PARTE DE LA CREG DE LA RESOLUCION 112
(Férmulas tarifarias)

Los doctores Omar Serrano y Jaime Saldarriaga representantes de la Comision de
Regulacion de Energia y Gas presentaron la Resolucion 112, destacando sus objetivos y los
principales parametros de la formula tarifaria.

2. PRESENTACION DEL IMPACTO DE LA APLICACION DE LA RESOLUCION
112 POR PARTE DE LAS EMPRESAS: Empresa de Energia de Bogota - EEB,
Empresas Publicas de Medellin - EEPPM, Empresas Municipales de Cali -
EMCALI y Empresa de Energia del Pacifico S.A. E.S.P. - EPSA.

EEB, EEPPM y EMCALI presentaron los resultados obtenidos al aplicar la Resolucion 112
para el calculo de la formula tarifaria. En el Anexo se presentan estos informes.

3. ANALISIS Y DISCUSION DEL TEMA

EPSA : Manifiesta preocupacion por las sefiales de desregulacion total del mercado, ya que
en Colombia falta madurez para asumir estos cambios. Esta situacion crea inestabilidad y
puede llevar a resultados inadecuados.

EPP : Plantea que existen diferencias con relacion a la simultaneidad de entrega de la
informacion a todas las empresas. La CREG aclara que en Septiembre se entregd la
informacion correspondiente a la propuesta de las formulas tarifarias a todas las empresas.

EEPPM : Manifiesta que debe existir estabilidad regulatoria y que actualmente se regula
unicamente para el 60% del Sector. Plantea ademas que no hay conocimiento de la
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Resolucion 004/97. Asi mismo, observa que es necesario analizar el problema de las
perdidas y la relacion entre comercializadores y distribuidores.

HUILA y QUINDIO : Proponen una ampliacion para la entrega de los resultados de costos
a la CREG, ya que ellos no tienen infraestructura para hacer estos calculos en el plazo
estipulado.

EADE : Propone ser mas flexible con el manejo de las pérdidas, empezando en los valores
actuales y no en un valor tnico del 20% para todas las empresas. Ademas, es necesario
hacer claridad con relacion a la asignacion de la remuneraciéon entre las actividades de
transporte y comercializacion y si los peajes son suficientes para hacer las inversiones en
expansion con una rentabilidad adecuada.

EMCALI : Plantea inquietudes con relacion a la disminucion de los ingresos que implica la
aplicacion de la férmula tarifaria. Ademas dice que es necesario establecer reglas claras para
definir el nivel de competencia en el mercado regulado. Solicita la presentacion de la
metodologia del calculo de peajes para distribucion, con el fin de verificar si estos incluyen
los ingresos necesarios para la inversion en expansion. Adicionalmente propone que se
explique con detalle como se llego a los valores de $1200 y $1500 de la formula tarifaria.

CREG : Explica que EEB es un caso extremo debido a su estructura de tarifas. Estd
dispuesta a revisar las cifras con cada empresa.

ISA : Manifiesta que es necesario revisar las cifras de cada empresa para ver si se esta
haciendo una aplicacion adecuada de las férmulas.

CHEC : Solicita un plazo adicional para entregar los resultados. Manifiesta preocupacion
con relacion a la asignacion de las pérdidas entre distribuidores y comercializadores.

4. RECOMENDACIONES

Con base en la presentacion y analisis de la Resolucion 112, el CNO acord6 solicitar a la
CREG lo siguiente :

1. Prorrogar al menos por treinta (30) dias el plazo para que las empresas entreguen la
informacion sobre costos de comercializacion.

2. Definir claramente la competencia que se permite en el mercado regulado y las diferencias

entre mercado regulado y no regulado.

Asegurar una mayor estabilidad en la regulacion, especialmente en la formula tarifaria.

4. Permitir que los precios en el mercado Mayorista varien de acuerdo a las condiciones del
mercado, evitando la intervencion del ente regulador cuando estos tengan una variacion
fuera de lo normal, es decir, que sea posible tanto bajar como aumentar el precio, y no
ocurran casos como el de San Andrés, donde segiin informacion del representante de
Corelca, no fue posible incrementar el precio.

5. Revisar la reglamentacion sobre remuneracion de las pérdidas de forma que se permita la
negociacion directa entre distribuidores y comercializadores facilitando de esta manera
una mejor gestion.

(78 ]
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6. Incluir en la formula tarifaria los costos que implica llevar las pérdidas a un nivel del 13%.

. Aclarar la asignacion de remuneracion entre comercializadores y distribuidores cuando

sea un unico agente el que realiza estas dos actividades simultaneamente.

8. Incluir dentro de la componente de generacion una componente que refleje los costos de
la energia en situaciones de racionamiento, conforme a lo que se reglamente en el
estatuto de racionamiento.

9. Analizar con mas detalle la inquietud de las diferentes empresas en el sentido de que con
la aplicacion de la resolucion 112, los ingresos disminuyen con relacion a los que se
tenian con la aplicacion de la resolucion 080.

~J

Siendo las 5:00 P.M. se termind la reunion.

Pfesidente
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ANEXOS



ANEXO 01

EMPRESAS PUBLICAS DE MEDELLIN

OBSERVACIONES A LA RESOLUCION CREG-1 12 DE 1996
FORMULAS TARIFARIAS PARA COMERCIALIZACION A CLIENTES
REGULADOS

1. Costo de Distribucion en Baja tension (Articulo 50.)

De acuerdo con la resolucion, los cargos por uso de la red de distribucion en todos los
niveles de tension serian los aprobados por la Comision. Sin embargo, no se ha
definido la metodologia de estimacion de los costos de distribucion en baja tension.
Actualmente solo existe una metodologia establecida para los costos de distribucion
hasta el nivel de tension 2 (entre 1 y 30 kilovoltios). Estos valores, en caso de ser
calculados directamente por la CREG, como parece ser la intencion del regulador,
deberian estar disponibles con anticipacion a la vigencia de la formula, con el fin de
que se puedan hacer observaciones tanto a la metodologia como a los resultados.

Dado que bajo un régimen de libertad regulado como el que se prevé, las empresas
tendran una responsabilidad frente a los consumidores por los costos del servicio,
también deben tener participacion en la definicion de dichos costos. Por esta razon
proponemos que el costo de distribucion en baja tension sea calculado y presentado
por las mismas empresas para la aprobacion de la CREG, la cual previamente debera
definir la metodologia con arreglo a la cual se realice dicho calculo. Sobre este ultimo
aspecto consideramos que es conveniente la utilizacién de una metodologia basada en
el costo medio de corto plazo, dadas sus ventajas en materia de transparencia y
facilidad de calculo con respecto a otras meiodologias.

2. Desagregacion del Costo de Comercializacion por Actividad o Subproceso
(Articulo 80.)

Consideramos que no es necesario el nivel de detalle solicitado en el literal b. de este
articulo para la desagregacion del costo de comercializaciéon. La desagregacion es
relativamente sencilla a nivel del costo directo de cada subproceso o actividad, pero la
asignacion de los costos indirectos, generales o corporativos es compleja y puede
introducir diferencias importantes entre empresas especialmente si los criterios de
asignacion son diferenciales. Por otra parte debe tenerse en cuenta que este tipo de
actividades no es estandarizable y sus costos reflejaran en ultimo término los distintos
modelos de gestion asi como el know how desarrollados por cada empresa. Esto hace
que los costos por actividad no sean comparables atn a nivel del costo directo de cada
subproceso. Solicitamos en consecuencia eliminar el envio de la informacién con la
desagregacion requerida en el literal b.
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Debe precisarse asi mismo qué tipo de soportes contables o administrativos son los
requeridos para la informacion del costo de comercializaciéon que debe enviarse a la
CREG (literal a.).

3. Relacion entre Calidad y Costo en la Actividad de Comercializacion (articulo 140.)

Dada la asociacion directa que existe entre el nivel de calidad ofrecido y los costos
incurridos para ofrecer esa calidad de servicio, la estimacion del nivel de eficiencia no
puede hacerse independientemente de la consideracion de los distintos niveles de
calidad con que hoy se presta la comercializacién. De otra manera simplemente se
estaria tomando como referencia una cierta “calidad media” de la comercializacion a
nivel nacional, asociada también a un cierto nivel de costo medio para empresas que
tengan mercados con caracteristicas similares. Este tipo de estimacion claramente
sesga en perjuicio de aquellas empresas con mayores niveles de inversion en desarrollo
de programas, actividades e infraestructura de atencion al cliente, de software y de
desarrollo de recurso humano, e iria en contravia del principio establecido en la ley de
garantizar que aquellas empresas mas eficientes puedan participar de los beneficios
derivados de su eficiencia.

4. Costo Unitario reconocido (Punto 2 del Anexo A)
Sobre la formula del cargo unitario reconocido caben las siguientes observaciones:

No existe un mecanismo de asignacion del costo de las pérdidas en exceso de las
permitidas, como responsabilidad del distribuidor. De esta manera se pierde en buena
medida el estimulo a la eficiencia en la actividad de distribucion, dado que todo el
costo de comprar las pérdidas recae sobre el comercializador, sin que pueda repetir
sobre el distribuidor.

Si el calculo del cargo por uso de redes en baja tension para el distribuidor incluye un
nivel de pérdidas totales reconocidas, debe ser responsabilidad del distribuidor
controlar que efectivamente las pérdidas técnicas no superen el nivel establecido, y
cualquier desviacion deberia penalizarse en favor del comercializador, como
compensacion por los mayores costos de compra de energia.

Por otra parte, dadas las dificultades para manejar algunos aspectos problematicos de
frontera entre la distribucion y la comercializacién como el control y recuperacion de
pérdidas, particularmente en empresas no integradas, un mecanismo mas eficiente
permitir que existan acuerdos entre distribuidor y comercializador para el manejo de
las mismas. No obstante, dichos acuerdos deben tener una base legal clara y
adecuada, con el fin de evitar reclamaciones y/o posiciones ventajosas para alguno de
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los agentes. En este sentido consideramos que la formula debe completarse con los
mecanismos que regulen estas relaciones entre comercializadores y distribuidores.

En mecanismo alternativo que puede explorarse es introducir en el pago que los
usuarios le hacen al distribuidor, ademas del cargo por uso que remunere los activos y
los gastos de la actividad de transporte, una componente que recupere los costos de
compra de las pérdidas incurridas tanto técnicas como no técnicas. Este valor se
podria calcular en $/kWh dividiendo el valor de compra de las pérdidas méximas
permitidas por la energia total facturada. La suma recaudada seria a su vez reconocida
por el distribuidor al comercializador, en tanto que la diferencia entre las pérdidas
técnicas totales y las pérdidas técnicas reconocidas seria asumida por el distribuidor
contra sus utilidades, asi como la diferencia entre las pérdidas negras reales y las
pérdidas negras reales y las pérdidas negras reconocidas seria asumida por el
comercializador contra sus utilidades. Sobre este tema estamos dispuestos a ampliar y
presentar en detalle a la Comision todos los aspectos implicitos en el mecanismo
propuesto y a examinar sus posibles ventajas, en el momento en que usted lo considere
conveniente.

El punto de las actividades comunes o de frontera también es importante dado que no
es claro cual ser4 su tratamiento en materia de los costos aceptables por la Comision.
En particular, consideramos que los costos correspondientes a las actividades de
control y recuperacion de pérdidas deben ser reconocidos dentro de las tarifas, hasta
un nivel necesario para mantener las pérdidas en niveles de eficiencia resultan
problematicas. Por otra parte, es necesario aclarar si los gastos correspondientes se
consideran dentro del proceso de distribucion o en el de comercializacion.

Tal como esta definida la formula del costo unitario, desconoce la posibilidad de que
existan comercializadores y transportadores independientes, que requeriran de una
regla de juego clara en materia de asignacion de costos de pérdidas para efectos de
realizar acuerdos o convenios para su control. De hecho la situacion se estd
presentando con la existencia de comercializadores a usuarios no regulados dentro de
la zona de otro comercializador-distribuidor de mercado regulado. En este caso no
existe en la actualidad ninguna norma que permita al comercializador del mercado
regulado exigir del comercializador de mercado no regulado un reconocimiento por la
parte que le corresponderia por las pérdidas no técnicas del nivel de tensién. En
efecto, el tratamiento tarifario para los grandes consumidores tiende a excluirlos del
pago por pérdidas no técnicas, lo cual resulta inequitativo frente al tratamiento a
cualquier usuario regulado, para quien dichas pérdidas no técnicas si van a estar
incluidas en la tarifa.

La resolucién no incluye en ninguna parte una definicién de la metodologia para la
medicion del indice de pérdidas acumuladas en cada nivel de tension. Este punto es
obviamente de vital importancia, maxime si se tiene en cuenta que estdn en marcha
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discusiones en el sector eléctrico tendientes a la modificacion de la metodologia de
medicion del indice de pérdidas. Sin una precisa definicion de la forma de medir los
indices de pérdidas, los valores incluidos en la tabla del punto 2.5 pueden prestarse a
interpretacion o tergiversacion, con resultados igualmente imprecisos en cuanto al
sentido de la regulacion.

De otro lado, si el indice de pérdidas que se incluya en la formula es el menor valor
entre el indice real de la empresa, y el maximo establecido por resolucion, se pierde
todo incentivo a mantener indices inferiores al maximo permitido, y se constituye por
el contrario un desestimulo a la inversion en actividades de control de pérdidas por
debajo del limite maximo. Resultaria mas productivo permitir que el comercializador
se apropie por lo menos de parte del diferencial entre el indice real y el maximo fijado
por resolucion, al tiempo que se daria cumplimiento a las normas legales que
contemplan la posibilidad de que los agentes se apropien parcialmente de los
beneficios de su mayor eficiencia.

La formula que aparece en la resoluciéon no produce un efecto de reduccion lineal
como se afirma en el texto. Para que la reduccion sea lineal la formula deberia ser:

E Pf,n

o.n

on 4

Con lo cual el indice de pérdidas maximas reconocidas seria del 20%, 18.25%,
16.50%, 14.75% y 13% en los cinco afios de vigencia de la férmula.

6. Costos de Comercializacién Reconocidos (Punto 2.6 Anexo A)

La formula de ajuste del costo de comercializacion también tiene problemas puesto

que arroja valores negativos que no tiene sentido. La formula correcta con un ajuste
lineal deberia ser:

Crs = [Ca bl } PGy

4 | IpPC,

Un punto que no esta explicado en la resolucion ni en otro documento es la forma de
trasladar el costo de comercializacion de un valor dado en $/factura a un valor en
$/kWh.

Este punto es muy importante dado que si bien la base de cobro sobre el numero de
facturas expedidas de un afio a otro puede no experimentar cambios fuertes, la base de
cobro sobre los kilovatios facturados si tiene cambios fuertes, especialmente en
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presencia del paso de usuarios del mercado regulado al no regulado, asi como por el
efecto de la penetracion del gas en algunos mercados. Este punto fue comentado a la
Comision en anteriores oportunidades (nuestra comunicacion 642232 de agosto 28 de
1996), y requiere un estudio cuidadoso para no conducir a desequilibrios financieros
en las empresas. Para evitar este efecto, el calculo del costo de comercializacion
deberia hacerse con base en el nimero de facturas y en la cantidad de energia
facturada que se proyecte para cada afio de aplicacion de la formula.

Asi mismo, puesto que al parecer se han hecho estudios para encontrar las variables
que explican el nivel del costo de comercializacion, es conveniente precisar por parte
de la CREG si los mismos se han hecho con base en datos de empresas nacionales o
con cifras de otros paises. Sobre las economias que afectan el proceso de la
comercializacion, merece precisarse que las economias de escala derivadas del
nimero de clientes afectan principalmente al proceso de facturacion, antes que al de
recaudo.

Debe insistirse en que los valores fijados como meta de eficiencia no quedan
suficientemente demostrados, asi como no son transparentes las bases y metodologias
de calculo para llegar a los mismos. Tal como lo hemos sefialado en comunicaciones
anteriores a la Comision sobre este mismo tema, el costo de comercializacion de
eficiencia en un mercado cuyos niveles de calidad no estan regulados por la
competencia directa ni tampoco por via de regulacion, no puede estimarse sin hacer
consideracion de la calidad de servicio ofrecida por cada empresa. De otra forma se
puede estar incurriendo en una estimacion de un costo medio que corresponderia a
niveles de calidad de servicio inferior al que hoy se presta en algunas empresas,
obligando a estas a desmejorar su servicio, lo que no puede ser considerado como una
situacion de eficiencia.
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ANEXO 06

COMENTARIOS A LA METODOLOGIA PROPUESTA POR LA CREG PARA
CALCULAR LOS NUEVOS COSTOS DE REFERENCIA PARA EL MERCADO
REGULADO. ANALISIS DE LOS RESULTADOS OBTENIDOS

EMCALI

A. COMENTARIOS GENERALES

s

El comentario mds importante se refiere a que los costos que se reconocen en la
férmula tarifaria, corresponden a sefiales de corto plazo. Todas las variables
componentes de los nuevos costos de referencia se basan en los costos contables
incurridos durante el afio inmediatamente anterior a la fecha del calculo de las
férmulas, por lo cual éstas se asemejan a tarifas de cardcter contable-financiero.

. En este sentido, la nueva politica tarifaria no involucraria sefales de largo plazo, lo

cual muy probablemente traerd inconvenientes econémicos a las empresas, mas
cuando se pretende qué los costos de referencia tarifaria, tengan una vigencia de

cinco anos.

. La CREG considera la actualizacién de las fémulas con base en los indices IPP para

todas las componentes, excepto en el caso de la comercializacién, que se hara con el
IPC. Sin embargo, siendo una tarifa basada en variables de corto plazo, es muy
probable que las condiciones se modifiquen sustancialmente, caso de los precios de
la generacién que constituye la componente de mayor peso dentro de la estructura de
costos. En este caso, la actualizacion de las férmulas deberia realizarse con
promedios méviles. Esto supone que las empresas deberian desarrollar bases de
datos muy desagregadas para realizar los célculos periodicamente.

. COMENTARIOS ESPECIFICOS

. Sobre el Costo de Generacion:

o Resulta de la combinacién del costo medio de las transacciones propias y de las
transacciones del mercado mayorista. La participacién de las transacciones propias
est4 determinada, fundamentalmente, por el valor del costo de la comercializacion :
a mayor costo, menor participacion y viceversa.
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 Durante el tltimo afio, las empresas mas grandes participaron en alta proporcion en

la compra de la energia mediante contratos, por la facilidad de ofrecer garantias de

. pago a los suministradores, mientras que las mas pequefas lo hicieron mediante

transacciones en bolsa, més por la falta de recursos para ofrecer garantias de pago

que por razones de tipo estratégico. Dadas las condiciones de la hidrologia durante

1996, los precios transados en bolsa fueron muy bajos, lo cual incidié en la
reduccion de los precios ponderados.

Es arriesgado suponer que este comportamiento se mantendrd durante los
proximos cinco anos.

e Tampoco es claro el concepto mediante el cual se pondera por el 10% el precio de
un mes anterior (Pm1 ), para establecer el valor final del precio de la generacion
involucrado en la férmula tarifaria. Podria tratarse de un mes totalmente atipico.

2. Sobre el costo de Transmision Nacional:

e Esta componente del ‘costo tiene tendencia a crecer en el tiempo, no tanto como
consecuencia de las actualizaciones de precios sino por las variaciones de la
metodologia, que implican incrementar el peaje por uso del sistema, por la
adicién al costo de la inversion existente y sus costos de funcionamiento, un valor
importante del costo de las nuevas inversiones.

e En estas circunstancias, el valor histérico de los pagos por uso del sistema, no
serfa una variable representativa dentro de la férmula tarifaria y las empresas
deberian asumir el costo excedente.

3. Sobre el costo de Comercializacion:

e El costo de comercializacién esta conformado por varias partidas, las cuales se
mencionaron reiteramente en las reuniones previas sostenidas en la ciudad de
Bogotd en las oficinas de la Comisién. Estas partidas son:

Los costos de clientela compuestos fundamentalmente por los costos de lectura,
los costos de facturacién con todas las actividades necesarias (precritica, critica,
etc.) y los costos de recaudo.
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Los costos propios del comercializador que en el caso de las empresas que ha n
prestado el servicio tradicionalmente, incluyeh los costos de la administracion

central y areas de apoyo.

Los costos de atencidn de quejas y reclamos y los costos de suscriptores que no
causan ingresos como contraprestacion del servicio tales como los cortes y las

suspensiones.

La proporcién de los gastos relacionados con impuestos y contribuciones (CREG y
Superintendencia), las depreciaciones de los activos del comercializador y los
costos financieros.

e En las metas de costo de comercializacién calculadas por la Comision, pareciera
que unicamente se tuvo en cuenta los costos de clientela.

4. Sobre Costos de Distribucion Local:

 Las empresas prestadoras del servicio de distribucion deben presentar antes del
30 de septiembre del presente afio, los estudios de soporte sobre los nuevos
cargos estampilla, que han de regir durante el periodo comprendido entre 1998 y
el afio 2000. Muy probablemente los nuevos cargos presentardn modificaciones
con respecto a los cargos vigentes. La Comisién no hace mencién, en la
Resolucién 112 de 1996, sobre el reemplazo de los nuevos cargos dentro de las
formulas tarifarias.

 Otro punto a destacar, se refiere a la duracion de los cargos: Mientras la férmula
tarifaria se plantea para cinco afios, los nuevos cargos tendrian una vigencia de
tres afios. Es decir, habria necesidad de reemplazar los valores correspondientes
en dos ocasiones, mientras dura la vigencia de las férmulas tarifarias.

C.TRATAMIENTO DESIGUAL ENTRE LOS CARGOS DEL SISTEMA DE
TRANSMISON NACIONAL Y LOS CARGOS DE DISTRIBUCION LOCAL

Una situacién que llama la especiamente la atencién se refiere al tratamiento desigual
con relacién a la remuneracién de los sistemas mencionados. Ambos corresponden a
sistemas de transporte de la energia por redes, que en un caso esta conformado por
las redes del STN y en los otros, por las redes de los sistemas locales.
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Los ingresos totales anuales permitidos son regulados, bajo la premisa de que son
monopolios naturales, pero hay diferencias importantes en uno y otro caso:

+

1. Los ingresos del STN es un ingreso de ingreso de causacién regulado, compuesto
por dos variables:

e Un ingreso regulado, cuya notacion es Rt,” que corresponde al ingreso obtenido en
el afio inmediatamente anterior, indexado para el periodo actual y con un
crecimiento real del 5%.

o Para asegurar que el ingreso permitido siempre se obtenga, se consideré un factor
Kt, que consiste basicamente en un factor de ajuste.

Este ingreso de causacion inicial se calculé con base en una evaluacion hecha en
1994, a precios de septiembre de ese afio. El valor resultante fué de $138.595
millones. Este valor, correspondié en esencia, a la recuperacion de la inversion
involucrada en la red existente valorada a precios de nuevo, y a los costos de
administracion, operacién y mantenimiento - AOM- necesarios para su buen
funcionamiento.

2. Los ingresos de los sistemas locales de distribucién no estén asegurados: Parten de la
remuneracién de los activos eléctricos y de un costo de aom del 2%, sin considerar
ninglin margen para expansion. Si los ingresos no se alcanzan a obtener en una
vigencia, no han forma de involucrar el faltente en el periodo siguiente.
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TABLA No. 9
FORMULAS TARIFARIAS PARA EL MERCADO REGULADO

RESULTADOS OBTENIDOS POR NIVELES

RESOLUCION CREG 112/96
Precios de Diclembre /95

Afio 1
Férmula Tarif.| Costo Ref.
Nivel de Tensién Res.CREG 112|Res.CREG 080| Reduccién
$/KWh $/KWh
Nivel IV 115 kV 57.68 58.85 2.02%
Nivel 1ll General 345 kV 60.56 61.81 2.07%
Nivel il Particular 345 kV 62.84 61.81 -1.65%
Nivel 1l 13.2 kV 71.04 70.80 -0.20%
Nivel | 208/110 V 950.65 98.69 B.B7%
/ Afio 2
Nivel [V 115 kV 56.03 58,85 5.03%
Nivel Il General 345 kV 58.90 61.81 4.95%
Nivel Il Particular 34.5 kV 61.18 61.81 1.03%
Nivel Il 13.2 kV 69.08 70.90 2.64%
Nivel | 208/110 V 88.27 98.69 11.81%
Afic 3
Nivel IV 115 kV 54,39 58.85 8.20%
Nivel (Il General 345 kV 57.24 61.81 7.99%
Nivel [l Particular 345 kV 59.63 61.81 3.84%
Nivel 1l 13.2 kV 67.13 70,90 5.62%
Nivel | 208/110 V 86.96 98.69 13.49%
Aﬂ:_ 4
Nivel 1V 115 kV 52.75 58.85 11.57%
Nivel il General 345 kV 55,69 61.81 11.19%
Nivel Il Particular 34.5 kV 57.87 61.81 6.80%
Nivel 1l 13.2 kV 65.20 70.90 8.74%
Nivel | 208/110 V 85,65 98.69 15.22%
Afio 5
v 115 kV 48.33 58.85 21.76%
Il General 345 kV 51.16 61.81 20.81%
il Particular 345 kV 53.45 61.81 15.64%
|1} 13.2 kV 60.51 70.90 17.17%
Nivel | 208/110 V 78.59 98.69 25,58%

FORMULA2.XLS 1/27/97
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ANEXO 14

INTERCONEXION ELECTRICA S.A. “E.S.P.”

CENTRO NACIONAL DE DESPACHO

DIRECCION RELACIONES SECTORIALES

CONSEJO NACIONAL DE OPERACION,
COMITES Y GRUPOS DE TRABAJO

FUNCIONAMIENTO INTERNO
Y PUNTOS CRITICOS

Medellin, Febrero 12 de 1996
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1. ASIGNACIONES COMITES Y SUBCOMITES

Direccion Responsabilidad

Planeamiento Energético Subcomité Hidrologico

Servicios Complementarios | Subcomité de Estudios Eléctricos

Coordinacion de la Operacion | Comité de Informacion

Comité de Operacion

Relaciones Sectoriales Comité de Planeamiento Operativo Energético (CPOE)
Comités Gas Natural y Carbon

Asistencia a la secretaria técnica del Consejo Nacional
de Operacion

Manejo centralizado, en medio magnético y papel, de
actas, documentos entregados durante la reunion,
asistentes a las reuniones, memorandos,
correspondencia recibida y despachada

Compilacion de informes, compromisos y avance de
grupos y Comités, para seguimiento semanal en Grupo
Primario

Citaciones a los diferentes comités

2. CONSIDERACIONES ANTES DE LA REUNION

Para 1997, la Direccion Relaciones Sectoriales actualizara con el coordinador de cada reunion
y con la Gerencia Estrategia y Desarrollo, la lista de los representantes oficiales, tanto de ISA
como de las demas empresas, a los mencionados Comités, Subcomités y CNO.

Con una semana calendario de anterioridad, la lista de las personas que asistiran a la reunién y
el temario, son propuestos y analizados conjuntamente por el coordinador de la reunién y la
Direccion Relaciones Sectoriales, especificando tiempo previsto y prioridad de cada tema. El
primer punto del temario debe ser “Lectura Compromisos Acta Anterior y Comentarios”.

A menos de que el caricter del documento no lo permita y con el fin de que los asistentes
puedan estudiar previamente el acta de la reunion anterior y la documentacién que sera tratada
en la proxima, estos deben hacerse llegar a los miembros con tres dias de anticipacion. Las
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3
empresas deben reportar cuando ocurran cambios en sus nimeros de Fax y codigos E-MAIL.
Para agilizar el envio de correspondencia y documentos, todas las empresas deben disponer,
en la medida de lo posible, de una direccion E-MAIL.

Las personas que asistiran a la reunion deben, dos dias antes, unificar posiciones y coordinar
el material que debe ser llevado a la misma (fotocopias, disquetes, acetatos, etc.)

El Secretario Técnico del CNO y el coordinador de cada Comité deben identificar, segun su
estado de avance, los temas que merecen ser debatidos en el CNO. De igual forma se debe
proceder entre Comités y Subcomités.

Tanto el temario como la lista de asistentes, deben ser explicitos en cuanto a fecha, lugar y
consecutivo de la reunion.

Mediante un cartel visible con el nombre de la empresa, la persona encargada de la sala, debe
ubicar estratégicamente al presidente y asignar un lugar para los miembros con voto y otro
para los invitados. La Direccion Relaciones Sectoriales se encargara de gestionar la
adquisicion de los carteles.

La Direccion Relaciones Sectoriales coordina la logistica (citacion, salas y alimentacion) pero
la confirmacion de la asistencia la realiza cada coordinador, ademas debera encargar a alguien
de su direccion, de la logistica y recepcion de asistentes a la videoconferencia.

Con dos dias de anticipacion, las empresas que deseen asistir a la videoconferencia, deberan
confirmar el nimero de personas que utilizaran dicho servicio. El coordinador de la reunion
informara con igual anticipacion, a la Direccion Relaciones Sectoriales, el nimero total de
refrigerios que deben ser gestionados.

Con el fin de garantizar la continuidad y seguimiento de compromisos, se eligird un presidente
para cada Comité y Subcomité, por un periodo de tiempo no inferior a cuatro meses, cuyas
funciones seran las siguientes:

o Hacer seguimiento de las tareas y funciones establecidas en la reunion.

e Direccionar el temario de las reuniones y el cronograma de las mismas.

o Dirigir las reuniones propendiendo por el cumplimiento del temario y los tiempos

~ establecidos, velar por un desarrollo eficiente de las mismas, coordinar los analisis y
discusiones que se originen en el desarrollo del temario, realizar conclusiones de los
debates que se adelanten y haciendo explicitos los puntos de acuerdo y las objeciones que
pudieran haberse producido.

e Velar por el cumplimiento de las funciones del Comité, Subcomité o Consejo y por la
coordinacion y cumplimiento del programa de trabajo que se establezca.

e Suscribir las Actas de la reunion.

o Las demas que le asigne el Comité, Subcomité o Consejo.
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3. CONSIDERACIONES DURANTE LA REUNION

Se debe tener especial cuidado con la presentacion y modales de los representantes de ISA,
tanto en las reuniones como en la videoconferencia. La posicién de ISA debe ser clara,
unificada y con disposicion al dialogo.

Todos los asistentes deberan apagar Beepers y Teléfonos Celulares al iniciar la reunion, o
encargarlos a una secretaria, quién canalizara la recepcion de mensajes urgentes. Ademas En
la citacion estara explicito un numero telefonico para tal efecto.

Para agilizar la toma de decisiones y elaboracion del acta, los asistentes a la reunion deben
respetar el lugar asignado para cada empresa, en el que se ubicaran exclusivamente los
miembros con voto. De igual forma deben actuar el presidente y los invitados. Hasta que no se
perfeccione y establezca claramente el alcance de la videoconferencia, la asistencia del
representante con voto al sitio de la reunion es de caracter obligatorio.

La reunion debe iniciar puntualmente, a puerta cerrada, buscando siempre la permanencia de
los miembros con voto durante la reunion.

Cuando los comentarios al acta anterior impliquen cambios de posiciéon a lo establecido en el
acta o ameriten aprobacion por el Comité, Subcomité o CNO, estos seran discutidos en la
reunion, de lo contrario se deben entregar por escrito.

Relaciones Sectoriales gestionara en ISA la realizacion de cursos de expresion oral, manejo
eficiente de reuniones y redaccion.

4. CONSIDERACIONES DESPUES DE LA REUNION

La Direccion Relaciones Sectoriales manejard centralizadamente todos los documentos
entregados en papel durante la reunion y si es posible en medio magnético. En el folder
destinado para dicho fin, no se incluiran los documentos en papel que se encuentren en el
archivo de ISA.

Cada coordinador presenta a la Direccién Relaciones Sectoriales un informe de la reunién
estableciendo compromisos, tres dias habiles siguientes a la misma. Dicho informe debe
quedar consignado dentro del acta en el item “Resumen de acuerdos y compromisos”.

En la medida de lo posible, dos dias antes de cada reuniéon del Consejo Nacional de
Operacion, el coordinador de cada Comité debe elaborar un resumen, incluyendo acuerdos y
compromisos, para ser presentado ante el Consejo dentro del item “Informes de Comités”.
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De no ser posible en la reunién la recopilacion de todos los comentarios al acta anterior por
escrito, las empresas tendran un plazo maximo de una semana calendario para enviarlos.

La Direccion de Relaciones Sectoriales compila los informes de actividades y compromisos de

cada Comité, hace seguimiento semanal de ellos en el Grupo Primario y presenta la evolucion
de éstos ante el CNO.

5. CRONOGRAMA

Dia
-8 | —  Preparacion temario, lista asistentes, sala reunion y alimentacion
-7 | — Solicitar pasajes aéreos
-6 | —  Preparar documentos que seran presentados
-5 | — Citaciones y envio del acta anterior y documentos.
-4
3| -
-2 | — Confirmacion asistencia Sitio y Videoconferencia.
—  Reunion unificacion conceptos ISA
-1 —>  Recopilacion material y copias. Preparacion videoconferencia (VHS)
0 —  Dia de la reunion
1
2
3 —  Documento con acuerdos y compromisos a Relaciones Sectoriales
4
5
6
7 —  Comentarios acta anterior
8

6. ESTANDARIZACION ACTAS

Tipografia: Tipo de letra: Times New Roman 12 cpi
Titulos: Mayusculas sostenidas en negrilla
Interlineado: Sencillo

Mirgenes: 3 cm a cada lado
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Encabezado: A partir de la 2° pagina, a 2.5 cm. Incluir el nombre del Comité, el
consecutivo de la reunion y el nimero de pagina.

1* pagina: = Nombre de la reunion Maytsculas sostenidas en negrilla 16 cpi
Acta de la reunion No. Mayusculas sostenidas en negrilla 16 cpi
Fecha, Lugar
Asistentes principales En orden alfabético por empresas
Invitados En orden alfabético por empresas

2% pagina: Temario

Desarrollo de la reunion '
Comentarios y Lectura Compromisos Acta Anterior

Ultima pagina: Resumen de Compromisos y Acuerdos

7. RECOMENDACIONES

Se debe estudiar la posibilidad de contar con un proyector “Infocus” en la sala de reuniones,
con el fin de evitar al maximo labores de impresion y manejo de acetatos.



CONSEJO NACIONAL DE OPERACION

ACTA DE LA REUNION ??

Fecha : (Mes) (dia) de (afio)
Lugar : 77777
ASISTENTES PRINCIPALES :

(Orden alfabético por empresa)

CHB
CHEC
CORELCA

EEB

EEPPM

EPSA

ESSA

ISA

ISAGEN
PROELECTRICA
UPME

INVITADOS :
(Orden alfabético por empresa)

CORELCA
EBSA

EEB
EEPPM
EEPPM
ISA
ISAGEN

(ANEXO)

2y
777
77?
777
777
777
777
Javier Gutiérrez P.
277
779
777

1
m
7
777
m
7?
m
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Consejo Nacional de Operacion. Acta Reunion No. ?? Pég. 2
TEMARIO

1. Comentarios y Lectura Compromisos Acta Anterior

2. 11

3. I

4. M

5. Varios

DESARROLLO DE LA REUNION
Se verificod el cumplimiento del quérum reglamentario y se dio inicio a la reunion.
1. LECTURA COMPROMISOS ACTA ANTERIOR Y COMENTARIOS

Se dio lectura a los acuerdos y compromisos del acta de la reunion ?? y se dieron 7 dias de
plazo para que las empresas enviaran comentarios para su posterior firma.

2. 227777 (Segin temario, en mayusculas sostenidas y negrilla)
3. 7272?77 (Segun temario, en mayisculas sostenidas y negrilla)
4. 7?777?? (Segin temario, en mayusculas sostenidas y negrilla)
S. 7?77?77 (Segin temario, en mayusculas sostenidas y negrilla)

Resumen de Compromisos y Acuerdos Reunién ??

o 777
o 77

Siendo las 7?77 se finalizo la reunion.

Presidente



