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INFORME DE IMPACTO DEL MARCO REGULATORIO DEL SECTOR

DE ENERGIA ELECTRICA, INCLUIDA LA REGULACION DE LOS
INTERCAMBIOS INTERNACIONALES DE ENERGIA

I - RESUMEN EJECUTIVO
1. OBJETIVO DEL ESTUDIO Y METODOLOGIA

El objetivo del estudio es analizar el impacto de la regulacién expedida durante los afios
2008 a 2010, sobre la viabitidad, sostenibilidad y dinamica de los servicios de energia
eléctrica, incluida la regulacion de los intercambios internacionales de energia, considerando
el marco normativo vigente.

Como parte de las actividades previstas en el proyecto se realizaron dos misiones a Bogota,
la primera para precisar el alcance y plan de trabajo del estudio, y la segunda para presentar
el Informe Preliminar.

Como procedimiento metodologico para medir el impacto ex post de la regulacion emitida,
en la medida que la disponibilidad de la informacién lo permitié, se sigui6 la metodologia
definida por Megginson, Nash & Randenborgh (1994), en la que se comparan las medias y
medianas de varios indicadores entre dos periodos de tiempo. Para ello es necesario tener
un criterio que permita eliminar particularidades en el tiempo y evitar los problemas de
frontera. En ese sentido se compararon las medias y medianas del trienio compuesto por
los afios 2008-2010, el cual recoge el comportamiento de la regulacién vigente, en relacion
con las correspondientes al trienio 2004-2006 correspondiente al anterior periodo
regulatorio. Es claro que en el 2011 es muy temprano para analizar cuantitativamente las
normas dictadas a lo largo del afo 2010. Por lo tanto, el analisis de la normativa dictada en
el 2011 estara mas centrado en el clima de negocios del sector que en una evaluacién
cuantitativa. Debido a la falta de informacién, en algunos casos fue necesario restringir el
analisis a los afios 2009-2010 versus 2005-2006 o 2006-2007.

2. MARCO EXTERNO

En los analisis de impacto regulatorio (AIR) es importante tener en cuenta el marco externo
en el que se desenvuelve el sector. En primer lugar, existe una vinculacion muy estrecha
con la evolucién macroecondémica del pais en cuestion. En los afios recientes ha habido
mejoras notorias en términos de crecimiento, inversion, reduccion de riesgo pais, asi como
también en los precios interacionales de los commodities. Para el caso colombiano otros
dos aspectos cobran importancia: 1) evolucidon de la seguridad ciudadana, 2) aspectos
climatolégicos, como son los fenomenos de El Nifio y La Nifia. Con relacion al primer
aspecto, es conocido que en el trienio 2008-2010 se produjeron avances importantes en
materia de seguridad, lo que se traduce en menores atentados a los activos de
infraestructura y menores indices de violencia (asesinatos, secuestros, desplazamientos
forzados, efc.). En cuanto a los aspectos climatolagicos, el pais ha sufrido los efectos de El
Nifio seguido por los de La Nifia.

Otro factor externo que condiciona el accionar del todo regulador es el marco legal de
jerarquia superior (leyes y decretos). En ese sentido, vale destacar la Ley 1151 de 2007,
que establece el Plan Nacional de Desarrollo 2006-2010. Entre las varias disposiciones
incluidas relacionadas al sector de energia eléctrica vale mencionar: a) mandato legal a la
CREG para que implemente el Cargo por Confiabilidad a través de un esquema de
subastas, b) mandato legal al Ministerio de Minas y Energia y a la CREG para que adopten
los mecanismos que permitan realizar el balance de cuentas y giro de recursos entre
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empresas distribuidoras de energia eléctrica que presten el servicio en la misma area de
distribucion..

Otras dos leyes muy proximas en el tiempo también merecen ser destacas: 1428 y 1430 de
2010. Por la primera se amplian los subsidios a los estratos 1 y 2, pasando el subsidio de
estrato 1 de 50% a 60% y el de estrato 2 de 40% a 50%, con aplicacién desde el 1 de enero
de 2011; por la segunda se modifica el esquema de contribuciones del sector industria, el
cual a partir del afio 2012 los usuarios industriales no seran sujetos del cobro de la
sobretasa por concepto de FSSRI. Esta normativa afecta de forma importante la refacion
entre subsidios y contribuciones, lo que implica que en el futuro el papel del Tesoro sera
fundamental para mantener equilibradas las cuentas del sector.

A nivel de decreto, merecen destaque los Decretos 388 de 2007 y 1111 y 3451 de 2008, que
marcan las politicas y directrices para asegurar la cobertura del servicio, las cuales la CREG
debe seguir al fijar la metodologia de remuneracién de la actividad de distribucién para el
periodo 2008-2013. Estas politicas y directrices pueden resumirse asi:

1. Minimizar diferencias tarifarias, a través de la conformacién de Areas de Distribucién
0 ADD. Estas estan definidas como el “conjunto de redes de transmision regional y/o
distribucién focal destinado a la prestacién del servicio en zonas urbanas y rurales,
que son operadas por uno 0 mas Operadores de Red y que se conforman teniendo
en cuenta la cercania geogréfica de los mercados atendidos y el principio de
neutralidad establecido en la ley'.

2. Procurar la Universalizacién del Servicio, estableciendo los siguientes lineamientos:

a. Reconocimiento de la totalidad de la red que se encuentre en operacién y su
reposicién.
b.  Para proyectos de expansion cuyo costo sea inferior al costo medio vigente:
i} Se establece la posibilidad de realizar convocatorias publicas y la
remuneracion sera la resultante de la convocatoria;
iy Sino se utilizan convocatorias, se prevé la actualizacién inmediata de los
cargos por uso.
c.  Elaboracién del Plan Indicativo de Expansion de la Cobertura a cargo de la
UPME.
d.  Limitaciones a cambios entre niveles de tensién y conexion, para no afectar las
condiciones de conexién y acceso de todos los usuarios.
Finalmente, en lo que atafie a la comercializacion, hay que mencionar el Decreto 3414 de
2009, por el cual se pone en situacion de stand-by la aplicacion de un cargo fijo por factura
hasta tanto la situacion fiscal permita disponer de los recursos necesarios para sufragar los
gastos adicionales por concepto de subsidios a la demanda.

3. MERCADO MAYORISTA

La CREG ha emitido una serie de resoluciones de forma de cumpiir con los objetivos
establecidos por el legislador, en particular en lo que respecta la Ley 1151 de 2007 (Plan
Nacional de Desarrolio 2006-2010), que impone desarrollar el marco regulatorio que
incentive la inversion en expansion de la capacidad de generacion a través del Cargo por
Confiabilidad.

! Decreto 388 de 2008, Articulo 1.
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La instrumentacion del Cargo por Confiabilidad por la CREG presenta los siguientes
aspectos:

* Se determina claramente el producto que se pretende remunerar, denominado
Energia Firme para el Cargo por Confiabilidad (ENFICC).

¢ Se establece un mecanismo de asignacion de mercado.

« Se adopta un esquema de garantias acordes con los compromisos y la remuneracion
recibida por los adjudicatarios del Cargo por Confiabilidad.

e Mediante los denominados Anillos de Seguridad se establecen mecanismos que
permiten ajustar los requerimientos tanto de la demanda como de la oferta.

Si bien las normas fundamentales que regulan el mecanismo del Cargo por Confiabilidad
fueron aprobadas en el afio 2008, durante e! periodo en andlisis se aprobaron numerosas
resoluciones relacionadas con la normatividad del Cargo por Confiabilidad. Basicamente se
corrigieron ambigliedades y errores de las normas originales y se realizaron ajustes
asociados a la experiencia adquirida durante el periodo de incidencia del evento de El Nifio.

La CREG ha orientado su trabajo en los siguientes sentidos:

e Perfeccionar los mecanismos para realizar las subastas (tanto la de reloj
descendente, como la de Proyectos de Generacion con Periodo de Planeacion
superior, GPPS).

+ Viabilizar el uso de combustibles sustitutos en plantas existentes, ante la
incertidumbre de la oferta de gas.

« Viabiiizar la importacién de gas natural para respaldar las Ofertas de Energia Firme
(OEF).

e Complementar el esquema del CxC para garantizar su adecuado funcionamiento
ante el fendmeno del Nifio (periodo 2009-2010, Medidas de Intervencion y actual
propuesta de Resolucién CREG 146 de 2011).

o Flexibilizar el esquema al punto de permitir la cesion de compromisos de OEF.

El disefio del instrumento del cargo por confiabilidad tuvo éxito en cuanto a lograr el
compromiso de instalacion de generacion para respaldar el abastecimiento de la demanda
en el mediano y largo plazo, uno de los objetivos basicos establecidos por la ley. Uno de los
objetivos del Cargo por Confiabilidad es el incentivo de la expansioén de la capacidad de
generacion en el mediano y largo plazo de forma de lograr confiabilidad en el abastecimiento
de la demanda. En ese sentido, el CXC implementado tiene un disefio exitoso que ha
cumplido con el papel asignado, logrando que las inversiones en generacion se realicen,
mediante un mecanismo de mercado, como lo mostrd la reciente subasta realizada por la
CREG (28 de diciembre) por la cual se asignaron proyectos por un equivalente a 575MW.

Sin embargo, considerando que el objetivo fundamental de la definicion del Cargo por
Confiabilidad es justamente la confiabilidad en el abastecimiento de la demanda, resulta
interesante enmarcar el andlisis conceptual del instrumento adoptado en la capacidad de
respuesta del sector ante un evento de alto stress para el cumplimiento de ese objetivo
como lo fue el evento “El Nifio* 2009-2010. Pues es en esas condiciones que las
limitaciones de un instrumento tipo seguro como el cargo por confiabilidad quedan en
evidencia, y es posible sacar conclusiones para los ajustes necesarios.

La situacion de escasez de aportes desnudd algunas carencias del Cargo por Confiabilidad
para lograr el objetivo de preservar la seguridad de abastecimiento en situaciones de
escasez. La demanda eléctrica paga, en el Cargo por Confiabilidad, la cobertura necesaria
para garantizar el cubrimiento de los requerimientos de generacidén aun en condiciones
extremas. Sin embargo, el mecanismo no suministrd las sefiales suficientes para que los
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agentes del mercado manejaran el recurso hidrico de acuerdo con los criterios que las
autoridades del sector percibian como adecuados para asegurar el abastecimiento de la
demanda, y reducir asi |a probabilidad de racionamiento de la misma.

Se pudo verificar que para varias plantas que ofrecian energia a precios inferiores al de
escasez, considerando las condiciones operativas y la informacion histérica de aportes, el
modelo que calcula la Energia Firme para el Cargo por Confiabilidad estimaba que el nivel
minimo del embalse era inferior al requerido para cumplir la ENFICC declarada.

Durante el periodo previo a la intervencion del mercado, el precio de la Bolsa subi6 pero con
el agua marginando y sin alcanzar el precio de escasez, no permitio la entrada en lista de
mérito de la generacion térmica mas cara, con combustible liguido.

Por otra parte, la sobrecontratacion del sistema de transporte y suministro de gas natural y
las débiles penalidades previstas por incumplimiento de los compromisos por parte de los
transportistas y productores provocaron que estos agentes eligieran incumplir con sus
compromisos, sin eliminar las restricciones. Eso significé que la energia firme asociada a la
generacién a gas no resultara en realidad tan firme, al menos con gas natural, por
problemas asociados a la disponibilidad de combustible. La situacién dejo explicita la fuerte
relaciéon que existe entre gas y electricidad y la necesidad de que la regutacién de ambos
sectores se desarrolle en forma consistente (Mercados Energéticos Consultores y PSR,
2007), dado el impacto que finalmente tiene la disponibilidad de gas en la disponibilidad de
energia eléctrica y su costo.

Finalmente, la situacidn de escasez de aportes agravé la ya existente situacion de poder de
mercado que existe en el MEM colombiano, presentando fuertes incentivos para la
realizacion de ofertas estratégicas. Ademas de la ya observada situacion de las ofertas
hidraulicas, pudo observarse indisponibilidad de la oferta de plantas térmicas con bajos
costos variables por declaraciones de mantenimiento y/o precios de oferta en el mercado
muy superiores a sus costos variables.

En este contexto, y en la medida que las empresas con poder de mercado tenian incentivos
a apartarse de la operacion esperada en condiciones de competencia, los instrumentos
disefiados con base en esa hipotesis resultaron insuficientes para alinear las ofertas a las
condiciones requeridas por el interés general.

Las medidas transitorias adoptadas durante el periodo de riesgo de desabastecimiento
buscaron acercar el funcionamiento del mercado mayorista a las condiciones esperadas de
acuerdo con el objetivo planteado por la remuneracién del cargo de confiabilidad.

La situacién de competencia limitada en el mercado de generacion colombiano no es aigo
nuevo (Garcia and Arbelaez, 2002), por lo que es valido preguntarse si existe un esquema
basado exclusivamente en mecanismos de mercado capaz de superar con éxito los
problemas planteados en condiciones criticas de riesgo de desabastecimiento. De hecho, la
Resolucién CREG 146 de 2011 ordena hacer publico un proyecto de resolucion de caracter
general, “Por la cual se establece el Estatuto para Situaciones de Riesgo de
Desabastecimiento en el Mercado Mayorista de Energia como parte del Reglamento de
Operacién”, que busca subsanar los problemas comentados.

Las recomendaciones formuladas por la CREG y el Comité de Seguimiento del Mercado
Mayorista de Energia en el sentido de la intervencién parcial y temporal o transitoria del
mercado ante la proximidad de crisis, con mecanismos de minima distorsién del mercado
(por ejemplo, compra de energia embalsada) también tienden a corregir el problema en un
marco realista, que conjuga la eficiencia del sector con la proteccién de las garantias fisicas
de abastecimiento ante condiciones de crisis.

En la experiencia internacional, las decisiones en momentos de crisis son finalmente
adoptadas, dentro del marco de la competencia que les asigna la ley, por quienes tienen la
responsabilidad de gobierno.
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Con relacién a la sostenibilidad del sector Generacién, a partir de 2008 tiene lugar un
crecimiento muy importante del cargo G, llegando en algunos casos a mas del 50% de
aumento (Pacifico y Caribe). Este aumento del cargo G implicé un crecimiento de los
ingresos del sector, sin embargo como porcentaje de los ingresos operacionales la utilidad
operacional no se vio alterada de forma significativa, siendo del orden de 48% para los
principales jugadores.

4. TRANSMISION

Con relacién a la Transmision, en el periodo bajo andlisis se establecié, mediante la
Resolucion CREG 011 de 2009, la metodologia y férmulas tarifarias para la remuneracion de
la actividad de transmision de energia eléctrica en el Sistema de Transmisién Nacional
(STN).

En el Periodo Tarifario vigente, se mantiene la metodologia de ‘Ingreso Regulado” o
"Revenue Cap’. El “Ingreso Regulado” estd constituido por los ingresos reconocidos por
concepto de los “Activos de Uso Existentes, mas los ingresos reconocidos a los “Activos por
Uso" construidos en el contexto de procesos de competencia y que corresponden “Ingreso
Anual Esperado” ofrecido por el agente seleccionado en cada convocatoria, para los
primeros 25 afios de operacion del respectivo proyecto.

Los *“Activos’ que se remuneran incluyen los asociados con ‘Interconexiones
Internacionales” o "Enlaces Internacionales’, en el tramo que corresponda a territorio
nacional, siempre que:

[} que hagan parte de eniaces internacionales para los que se tenga una
integracion de mercados eléctricos en las condiciones sefialadas en la
Resolucién CREG 004 de 2003,

i) que hagan parte del plan de expansion de transmision del STN

En lo que respecta a determinacion del costo de las unidades constructivas, los costos
reconocidos por la CREG en el afio 2009 son muy inferiores a los del afio 1999. Sin
embargo, y aceptando las limitaciones de la comparacién, las reducciones estimadas por la
CREG, son inferiores a las que resultarian de |a evidencia provista por el desarrollo de las
convocatorias publicas, a través de las cuales se han venido construyendo los proyectos
previstos en el “Plan de Expansién de Transmision”.

Con relacion a la "Vida Util Normativa" de la infraestructura de transmision, se presenta un
cambio significativo para el grueso de los activos. Las UC de Subestaciones pasan de 25a
30 afios y las UC de Lineas de 25 a 40 afios. Estos valores son comparables con los
utilizados en la experiencia internacional para este tipo de regulacion.

Con respecto a la metodologia seleccionada para remunerar los costos de capital,
entendemos que la misma corresponde a la simulacién de los costos de un entrante en un
mercado en competencia. Como tal, deben considerar los costos eficientes de mercado y la
evolucién tecnoldgica para el reemplazo de las instalaciones. Adicionalmente, en la medida
que la anualidad del Valor de reemplazo es pagada en forma permanente, ese reemplazo es
responsabilidad del incumbente, por lo que la vida util fijada deberia reflejar con realismo la
vida util esperada, ya que una vida Util real superior a la establecida a efectos de determinar
la anualidad llevaria a sobrerremunerar las inversiones realizadas. En todo caso, es
importante que los requisitos y penalidades establecidos para mantener la calidad de
servicio resulten un incentivo real a la realizacion de las reinversiones necesarias para un
desemperio adecuado de las instalaciones.

Con relacién a los gastos de AOM de referencia, 0 gastos AO&M a reconocer, se obtiene
para cada “Transmisor” como la semisuma entre i) el valor promedio del AO&M Gastado
durante el periodo 2001 — 2007; y ii) el valor anual del AO&M Reconocido durante el afio
2008. A partir de los valores de AO&M Gastado, AO&M Reconocido y AO&M de Referencia,
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se determinan los respectivos porcentajes de AO&M, como la relacion entre i) el valor de
A&OM Yy ii) el Costo de Reposicion del Activo Eléctrico.
Sobre la metodologia adoptada se tienen los siguientes cormentarios:

o Establecer el AO&M de Referencia como la semisuma de los gastos de AO&M
Reconocido en el Afio inmediatamente anterior y un promedio de los gastos
de AO&M Gastados y efectivamente causados, es una disposicién no fundada
en criterios de eficiencia, ya que "divide Ia diferencia entre los costos reales y
los antes reconocidos”. No conocemos antecedentes de este tipo en la
experiencia internacional.

o Se busca obtener informacion confiable sobre los costos reales incurridos
para la regulacién futura de estos costos, ya que atin no se dispone, aunque
han transcurrido mas de 15 afios desde que la actividad es regulada por la
CREG.

En lo que atafie a la calidad de servicio, las normas que complementan el marco regulatorio
de la calidad del servicio en el STN son consistentes con las mejores practicas
internacionales en la materia.

En lo que respecta a la sostenibilidad del sector, si bien el cargo T ha tenido una evolucién
bastante anémala, decreciendo al final del periodo, se verifica en valores absolutos un
aumento de la utilidad operacional del sector; sin embargo, en términos de los ingresos
operativos se pasa de 59.5% en el bienio 2006-2007 a 52.5% en 2009-2010, lo que es
consistente con la caida antes aludida del cargo T. De todas formas los margenes de
utilidad operacional son holgados y permiten afirmar que no hay problemas de sostenibilidad
del sector en el periodo analizado.

5. DISTRIBUCION

En el segmento de Distribucion, para cumplir con las politicas establecidas en los Decretos
387 y 388 de 2007 del MME, la CREG implementd las siguientes modificaciones regulatorias:

« reconocimiento de la totalidad de las inversiones realizadas,
* regulacion de las Areas de Distribucion (ADD), y

* laimplementacion del costo tnico en nivel de tensién 1 (asociado con la creacion de
las ADD).

Para cumplir los anteriores objetivos, la CREG plantea en términos generales la siguiente
propuesta metedologica:

a. Remuneracion de la Inversion:
i) Valoracion de activos utilizando Unidades Constructivas;
ii) Reconocimiento de la totalidad de las inversiones con el AOM correspondiente.
i) Tasa de Retorno para remunerar la inversién, con base en el principio de
suficiencia financiera del 87.4 de la Ley 142 de 1994% utilizando una
metodologia similar a la establecida para el periodo tarifario anterior en la
Resolucion CREG 013 de 2002.
b. Calidad del Servicio: Introducir los incentivos necesarios para que los OR gestionen
su calidad en procura de una mejora permanente de la misma.

2 Seguln el criterio de suficiencia financiera establecido en este articulo, las formulas tarifarias deben
permitir remunerar el patrimonio de los accionistas de la misma forma en la que habria remunerado una
empresa eficiente en un sector de riesgo comparable.
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¢. Economias de alcance: compartir las economias de alcance descontando de la
anualidad respecta la mitad del valor promedio de los ingresos en desarrolio de
actividades distintas a la prestacion del servicio regulado.

La metodologia de remuneracion varia segun el Nivel de Tensién de operacion de los
activos:

* “Metodologia de Ingreso Regulado (Revenue Cap) para remunerar los activos de

uso del Nivel de Tension 4 y que sirven para calcular los cargos de los STR.
. I1Me2todsologia de Precio Maximo (Price Cap) para remunerar los Niveles de Tensién
LY S,

El Precio Maximo aplicable en los Niveles de Tension 1,2y 3, corresponde al “Costo Medio
Histérico” de prestacion del servicio. La aplicacion de los costos medios es aceptable en la
medida en gue no se extienda excesivamente el piazo entre revisiones tarifarias

Con relacion a la tasa de retorno del capital reconocida, el sistema adoptado en Colombia es
la combinacién clasica de WACC-CAPM. Sin embargo, en un pais con las importantes
diferencias regionales en términos de complejidad econdmico-social como es el caso de
Colombia, parece oportuno sefialar que no representa el mismo riesgo invertir en Bogota
que en el Caqueta, por lo que al menos serfa interesante que en futuro la CREG analice la
posibilidad de otorgar un premio por tamafio a las empresas pequefias, similar a lo que
realiza la Agencia Reguladora de Saneamiento y Energia del Estado de S3o Paulo
(ARSESP).

Con relacion a los Costos Unitarios” de las “Unidades Constructivas”, el esquema elegido
es 90% para los activos existentes 10% a precio de mercado. Aunque la decisién de
limitar la volatilidad en la remuneracion de las inversiones ya realizadas parece
razonable y justificada, fa metodologia adoptada resulta “ad hoc” y hace dificil su
previsibilidad futura. Se genera innecesariamente una mayor percepcion de “Riesgo
Regulatorio” entre los OR, en la medida en que, con miras al préximo Periodo Tarifario
se desconoce si la CREG continuara aplicando como criterio para la valoracion de la
masa de activos existentes, “Costos de Reposicién a Nuevo” y/o si dicha decision estarg
condicionada a los resultados que se obtengan en su momento.

Los cambios introducidos para dos temas fundamentales como son las pérdidas y la
calidad de servicio recién podran ser analizados en los afios venideros.

En relacion con los gastos de AO&M, a partir de 2010 el Porcentaje de AO&M a Reconacer al
OR se determina con base en la informacién anual de los Gastos AO&M presentados por
dicho OR y el comportamiento en los “Indicadores de Calidad” de su Sistema. La
infroduccion de la calidad del servicio en los gastos de AOM es un avance. Sin perjuicio de
ello, cabe mencionar que llama la atencion que no se aplique para la Distribucion métodos
de fronteras de eficiencia. En el caso de la distribucion, ademas, la experiencia internacional
se inclina por la aplicacion de técnicas de benchmarking, que en caso de Colombia contaria
con una muestra importante de empresas. La bibliografia mas reciente incluye, tomando en
cuenta el trade-off implicito en las decisiones de gestion, la consideracién de los costos
asociados a pérdidas no técnicas y no cumplimiento de los niveles de calidad adecuados.
Una de las razones esgrimidas para no aplicar el estado del arte en la materia es ia
ausencia de una base de datos consistente. De ser la base de datos el problema, cabe
reflexionar como es que luego de mas de 15 afios de instaurada la CREG, aun no se cuente
con una base de datos consistente de las empresas del sector.

En lo que a la expansion de los STR y los SDL refiere, el Comité de Seguimiento del Mercado
Mayorista de Energia Eléctrica ha encendido algunas luces de alerta acerca de la falta de
ejecucion oportuna de los planes de expansion de la infraestructura requerida, atrasos que
comprometen el abastecimiento adecuado de electricidad a los usuarios en la mayoria de
las regiones del pais. Sostienen que no se han realizado las expansiones requeridas del
STR en forma oportuna, lo que ha puesto en riesgo la confiabilidad del Sistema. En
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particular, notan que la cargabilidad de un buen numero de transformadores y/o circuitos de
transmision es cercana al 100% bajo condiciones normales de operacion, conllevando
racionamientos de demanda para poder efectuar la operacion de las redes.

En relacién con las ADD, el esquema elegido por Colombia es complejo, y requiere de una
especie de "clearing” de costos entres los OR, situacion bastante atipica.

En los aspectos de regulacién de la calidad de servicio en STR, el marco regulatorio
adoptado resulta adecuada y puede homologarse a las mejores practicas internacionales en
el materia.

Por dltimo, con relacion al aumento en los niveles de cobertura, la Ley 1151 de 2007, que
aprueba el Plan Nacional de Desarrollo 2006-2010, establecié como meta para el afio 2010
aumentar el nivel de cobertura del servicio de energia eléctrica en el Sistema Interconectado
Nacional y en las zonas no interconectadas, pasando de 93.6%, que corresponde el grado
de cobertura nacional segun el DANE, a 95%. Segun las cifras publicadas por la UPME esa
meta fue alcanzada en el afic 2009.

6. COMERCIALIZACION

En lo que refiere a la Comercializacién minorista, el modelo regulatorio actualmente aplicado
para el sector eléctrico en Colombia permite la competencia en la comercializacién tanto
para usuarios regulados como para los no regulados, dentro de un esquema de libertad
regulada.

Esta solucién regulatoria no es usual en la experiencia internacional, en particular en
America Latina donde la competencia en la comercializacién se restringe a los
consumidores de cierto porte Los consumidores pequefios, en cambio, permanecen como
clientes cautivos del distribuidor incumbente, con tarifa regulada.

En otros casos, como sucede en varios paises europeos, la liberalizacion del mercado ha
implicado la competencia en la etapa de comercializacién para usuarios cada vez mas
pequefios, llegando eventualmente a todos los usuarios, pero en este caso los cargos de
comercializacion no son regulados, al menos cuando se logra competencia suficiente, ya
que se espera que la competencia promueva tarifas eficientes. En algunos paises, se
mantiene la figura del proveedor de Ultima instancia, que habitualmente es el distribuidor
incumbente, con tarifas maximas reguladas.

La apertura a la competencia del mercado de comercializacion para todos los consumidores
(orientada por un objetivo de eficiencia en la actividad), sumada a la fijacion de un cargo de
comercializacion variable por el servicio (que implica subsidios cruzados entre consumidores
grandes y pequefios, principio de solidaridad) y a la imposibilidad del incumbente de
discriminar precios entre consumidores (principio de neutralidad), ha lleva a una captura de
mercado por parte de los comercializadores entrantes que no se basa en su competitividad,
Y @ un aumento progresivo de los costos unitarios de comercializacién del mercado regulado
de los incumbentes. Si se profundizara la apertura del mercado no regulado, bajando los
requerimientos de energia y demanda, el confiicto que hoy existe se acentuaria, pues si bien
habria un mercado mas interesante para disputar, los consumidores cautivos deberan
necesariamente pagar un cargo por comercializacion mayor. La experiencia colombiana
muestra claramente los conflictos entre los distintos objetivos regulatorios: suficiencia
financiera del sector, eficiencia y equidad.

La aplicacién de la Resolucion CREG 119 de 2007, con la inclusién del cargo base de
comercializacion por factura, corregiria en buena medida la distorsion hoy provocada por el
cargo variabilizado, pero por supuesto, los subsidios implicitos en la tarifa de
comercializacion deberian ser sustituidos para mantener los niveles tarifarios de los distintos
estratos.
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Asi, ello requeriria mayores aportes del Presupuesto Nacional, lo que explica la aprobacién
del Decreto 3414 de 2009. Con relacion a la sostenibilidad del FSSRI, la informacion
disponible muestra una caida importante de la relacion Contribuciones/Subsidios en los
afos recientes, pasando de 0.78 en el afio 2007 a 0.63 en el afio 2009. El crecimiento de ios
subsidios se da a tasas muy altas, lo que indica que de mantenerse en el futuro la presién
sobre el fisco sera un tema no sencillo de resolver.

Por ultimo, en el periodo 2008-2010 se verifica un aumento considerable del cargo G. Este
crecimiento obedece al cambio introducido por la Res. CREG 119 de 2007 por la cual para el
calculo del cargo C se utiliza el Consumo Facturado Medio (CFM) del Comercializador
Minorista en el afio t-1 de los usuarios del Mercado de Comercializacion correspondiente. Es
decir que se considera el Total de kWh vendidos a usuarios regulados dividido entre el total
de facturas expedidas a usuarios regulados. Al excluir los consumos no regulados en el
denominador, el resultado fue un aumento del cargo C para los sectores regulados.

7. INTERCAMBIOS INTERNACIONALES

El analisis de la dinamica de los intercambios internacionales permite concluir que:

* El desarrollo de nuevos enlaces se esta dando en el marco de Io establecido en la
planeacion de la transmisién (activos de uso comun), toda vez que este esquema
presenta riesgos significativamente menores para este tipo de inversion
(interconexiones con Ecuador).

¢ No se han desarrollado enlaces del tipo Activo de Conexion, ni se tienen certezas
sobre proyectos de esta naturaleza.

e El uso de los enlaces realizados en el periodo analizado, en particular Colombia —
Ecuador 230 kV, ha resultado bajo comparado a afios anteriores (27% vs niveles
cercanos a 80% registrados en arios anteriores).

* El estado de avance del proyecto de interconexién con Panama indica que es muy
prematuro elaborar conclusiones sobre su dinamica.

¢ Han existido interferencia de decisiones regulatorias (promovidas en este caso por
acciones adoptadas por Ecuador) en las ofertas de intercambio.

8. DINAMICA Y SOSTENIBILIDAD SECTORIAL Y RESPUESTA DE LA CREG

Mas all de las evaluaciones cuantitativas que no siempre son posibles, en particular debido
al poco tiempo transcurrido desde la sancion de algunas normas, el enfoque general para
evaluar el impacto de la regulacion emitida por la CREG debe procurar responder al menos
las siguientes preguntas:

¢ ¢ Qué ha sucedido en el sector y en el ambiente donde se desarrolla?
¢ ;Cuales han sido los comportamientos de los actores?

* (Cuél es el nivel de la sostenibilidad sectorial?

* ¢(Cual ha sido la calidad y eficiencia de Ia respuesta de la CREG?

Con relacién a la primera pregunta, el periodo 2008-2010 marca la consolidacién de un
proceso de mejora continua en la seguridad ciudadana, lo que, junto al crecimiento
econémico, constituye una disminucién importante en el riesgo sistematico. De hecho, el
riesgo pais ha tenido una caida muy pronunciada. Esta mejora se traduce en menores
costos de capital y en menores costos de operacian de las empresas. El mayor crecimiento
econdmico, por encima de la tendencia de largo plazo en el entorno de 3.5%, requiere que
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la dinamica del sector esté alineada. En primer lugar es necesario aumentar la capacidad

de generacion instalada de forma de poder suplir la demanda de forma confiable. Para eso
fin el legislador mandat6 a la CREG a implementar el Cargo por Confiabilidad.

La implementacion del Cargo por Confiabilidad lieva a la siguiente pregunta referida al
comportamiento de los actores. El fenémeno de El Nifio puso a prueba el instrumento
regulatorio creado como un seguro para ocasiones de escasez de energia. Sucedio que el
comportamiento de algunos generadores fue contrario a lo esperado en la arquitectura del
instrumento. Esto abre espacio para reflexionar sobre la viabilidad de algunos mecanismos
de mercado ante la presencia de un mercado altamente concentrado.

Con relacion a la sostenibilidad del sector, se analizé la evolucion del margen operacional
entre los trienios 2004-2006 y 2008-2010 no hallandose indicios de problemas al respecto.
En lo que atafie a la sostenibilidad del Fondo de Solidaridad para Subsidios y Redistribucién
de Ingresos — FSSRI, todo indica que las presiones sobre dicho Fondo iran in crescendo. En
cuanto al grado de cobertura del servicio, el pals ha logrado las metas que se marcaron, si
bien hay departamentos cuyos niveles de cobertura atn tienen mucho margen para crecer.

En cuanto a la eficiencia de la respuesta de la CREG, en particular en lo que refiere a la
implementacién del Cargo por Confiabilidad, la misma ha estado a la altura de las
circunstancias, pues caso contrario el sistema podria haberse gastado el valioso recurso
hidrico.
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II - INTRODUCCION

Mercados Energéticos Consultores ha desarrollado para la CREG el “Estudio del Impacto del
Marco Regulatorio del Sector de Energia Eléctrica, incluyendo las Transacciones
Internacionales de Energia’.

Este informe esta organizado en cinco capitulos, ademas de esta introducciéon. En la
Introduccién se establece el enfoque del Consultor y el marco externo en el que se
desenvolvi6 el Regulador. En Ias secciones Ill a VI se presenta el andfisis para los sectores
de Generacion, Transmision, Distribucion y Comercializacién. En la seccion Vi se realiza el
analisis de las Transacciones Internacionales de Energia.

1. OBJETIVOS GENERALES DEL ESTUDIO

Segun los TDR, la CREG busca contar con elementos para determinar los impactos de la
regulacién expedida durante los afios 2008 a 2010, sobre la viabilidad, sostenibilidad y
dinamica de los servicios de energia eléctrica, incluida la regulacion de los intercambios
internacionales de energia, considerando los objetivos de la intervencion del Estado en la
prestacion de los servicios publicos, establecidos en las leyes 142 y 143 de 1994, y las que
las hayan modificado y las funciones asignadas a la CREG.

2. OBJETIVOS ESPECIFICOS

Los analisis especificos del proyecto para el periodo 2008-2010 requeridos en los TDR
refieren a los siguientes aspectos:
* Sostenibilidad del sector. En el estudio se debera evaluar ia capacidad del sector
de mantenerse por si mismo, considerando la perspectiva de usuarios y empresas
prestadoras principalmente en los siguientes aspectos:

o Suficiencia financiera de las empresas en los términos de lo definido en el articulo
87 de la Ley 142 de 1994

o Capacidad de pago de los usuarios
o Dependencia de recursos publicos
o Continuidad del esquema institucional vigente

* Viabilidad del sector. Se debera evaluar el nivel de cumplimiento de los principales
objetivos del Estado en relacién con los servicios publicos domiciliarios de energia
eléctrica, principalmente en io relacionado con los siguientes aspectos:

o Prestacion eficiente de los servicios

o Impacto de la ampliacion concurrente de los criterios de eficiencia econémica y
suficiencia financiera en la regulacién

Calidad y disponibilidad del servicio

Prestacion continua

Ampliacion de cobertura y acceso de los usuarios al servicio

Promocién de la competencia y prevencion del abuso de posicion dominante
Adecuada regulacién de los monopolios

Proteccién de los derechos de los usuarios

Impacto cruzado de ia regulacién de los sectores de energia y gas natural

» Dinamica del sector: El estudio se debera analizar el nivel de actividad del sector
considerando los siguientes aspectos:

O 0 0 0 0 0 ©
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o Variacién de indicadores cuantitativos a nivel de demanda, oferta, inversién e
infraestructura

Desarrolo tecnologico

Desarrollo de nuevos servicios y nuevos mercados

Evolucion de los habitos de consumo de energia

Evolucién de la estructura de propiedad, grado de concentracion y conformacion
de grupos empresariales

Adaptabilidad a cambios ambientales y econémicos
o Asignacion de los riesgos inherentes a la industria

o 0 0 0o

[o]

3. ENFOQUE DEL CONSULTOR

3.1. Las evaluaciones de Impacto Regulatorio: experiencia internacional

A comienzos de la década del 2000, toma fuerza en Europa una corriente que busca pasar
del uso del Principio de Precaucion en materia regulatoria a los Andlisis de Impacto
Regulatorio. Lofstedt (2004) analiza la regulacién europea bajo tres factores conductores:
competitividad, desarrollo sostenible y governanza. Estos factores forman parte de io que se
conoce como “buena regulacion”. Para asegurar esta “buena regulacion” dos filosofias
regulatorias aparecen en el menu:

* Uso del Principio de Precaucion
¢ Uso de Analisis de Impacto Regulatorio

Los AIR comenzaron a circular con fuerza a partir del informe de la OCDE (1997) “Regulatory
Impact Analysis: Best Practice in OECD Nations’. Los AIR se definen como un conjunto de
métodos destinados a evaluar de forma sistematica los impactos negativos y positivos de las
regulaciones existentes y propuestas. La implementacion del principio de precaucion es
costosa, lo que fuerza a los reguladores a descansar en el uso de los AIR. En el afio 2001, la
Unién Europea acordé el uso de AIR, como un paso necesario para asegurar tanto la
transparencia del proceso regulatorio como también medir los impactos directos e indirectos
de la regulacién en cuestion.

La legislacién colombiana (Decreto 2696 de 2004) ha definido el analisis de impacto
regulatorio en términos “ex post’, con el propésito de evaluar los resultados de la labor
regulatoria y, de este modo, determinar si los objetivos planteados por las Comisiones de
Regulacién a través de las resoluciones expedidas efectivamente se alcanzaron.

La experiencia internacional en materia de Andlisis de Impacto Regulatorio (AIR) se basa
principalmente en andlisis tipo ex ante. Andlisis tipo ex post son poco comunes.
Generalmente los estudios se basan en el analisis de los costos y beneficios de dos
escenarios: “con y sin” medida regulatoria. En el caso del analisis ex post, el escenario “sin
medida regulatoria” se convierte en un problema serio de modelaje, ya que habria que
modelar todos los shocks externos e internos ocurridos durante el periodo de analisis y asi
poder aislar los efectos de la medida regulatoria propiamente dicha. Harrington y
Morgenstern (2004) introducen como analisis ex post lo que denominan Pruebas de
Contenido (o Alcance) y de Resultados (0 Desempefio), que constituyen estandares en este
tipo de trabajo.
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+ Compliance Test. Este analisis refiere a si el dictado de las normas regulatorias por
parte de la agencia cumplié con los procedimientos formales establecidos. Es
basicamente un analisis procedimental.

El manual de la OECD (2004), por su parte, recomienda tres tipos de pruebas:

+ Performance Test (output). Este analisis busca evaluar el desempefo del
herramental regulatorio en la calidad de su aplicacion, por ejemplo comparando los
resultados reales con los previstos a la hora de disefiar el instrumento. El problema
es que no siempre se cuenta con datos suficientes para evaluar cuantitativamente el
producto de la herramienta elegida por el regulador.

+ Function Test (outcome). Este tipo de analisis buscar ir mas alla de lo mero
procedimental (compliance) y de la comparacion de los resultados reales con los
previstos (performance), por lo que pone el foco en el efecto del instrumental
regulatorio en lo que respecta a la calidad del proceso de decision regulatoria. Un
ejemplo que irfla a contramano de un buen outcome es la necesidad de revisar o
modificar las normas poco tiempo después de dictadas.

Brown et al. (2006), en un estudio tipo “handbook” para el Banco Mundial, utiliza conceptos
similares bajo “regulatory governance" y "regulatory substance”, donde governance incluye
todo lo relacionado al “como” de la regulacidn, mientras que “substance’ refiere a los
aspectos centrales como por ejemplo fijacion de tarifas, condiciones de acceso, incentivos a
la inversion, etc.

Un aspecto que destaca el trabajo de la OCDE es que, paradéjicamente, el creciente énfasis
en evaluaciones ex post coloca mas presion en las tareas ex antes en el analisis y disefio de
la politica regulatoria. Dicho de otra forma, lo importante de ios trabajos ex post es que
coadyuven a mejorar el andlisis ex ante en el futuro de forma de evitar errores.

a) La Prueba de Contenido

La prueba de Contenido procura establecer si el marco regulatorio desarrollado por la CREG
esta en linea con los lineamientos de politica establecidos para el desarrollo del sector. Es
una prueba mas ligada a la Calidad de la Regulacién.

La prueba de Contenido o Alcance es una condicion necesaria para un proceso regulatorio
de buena calidad, pero claramente no es suficiente para asegurar que los resultados reales
del mismo sean positivos para la industria o sociedad en su conjunto. Segin Brown et al.
(op. cit), en general, se observa un buen cumplimiento de las agencias reguladoras al
debido proceso administrativo.

b) La Prueba de Resultados

La Prueba de Resultados mira el impacto de la regulacion en la dinamica de la industria, es
decir que se analiza el impacto de las medidas regulatorias sobre aspectos claves del
mercado como ser la remuneracion del sector, el nivel de inversion, calidad de servicio,
grado de competencia. Es una especie de prueba del desempefio operacional de la
herramienta regulatoria. La dinamica del sector, la sostenibilidad financiera y la viabilidad de
las empresas del sector son aspectos que permiten aportar elementos a esta evaluacion.

Es claro que si los resultados en términos de sostenibilidad, viabilidad y dinamica son los
esperados la herramienta regulatoria escogida sale fortalecida, y si, por el contrario, los
mismos no estan a la altura de lo esperado, es un sintoma que indica la necesidad de
evaluar su pertinencia.

Es frecuente encontrarse con shocks externos que por su propia naturaleza no fueron
incorporados en el andlisis ex ante y que pueden afectar los resultados de las decisiones
tomadas por el Regulador. Por ese motivo, la propuesta metodolégica comienza con un
analisis de la evolucién de los escenarios externos al sector durante el periodo a considerar.
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La caracteristica de "externo” refleja aquelios factores ajenos al sector pero que impactan en
él, es decir que incluye tanto componentes internacionales, como por ejemplo el precio del
petrleo, como factores nacionales, como por ejemplo los impactos de las inundaciones o el
entorno macroeconémico.

3.2.  Laviabilidad y sostenibilidad sectorial

Con relacién a la Sostenibilidad de los Servicios en el Largo Plazo, la Ley 142 en su
articulo 87 establece que:

“el régimen tarifario estara onentado por los criterios de eficiencia econdémica,
neutralidad,  solidaridad,  redistribucion,  suficiencia financiera,  simplicidad  y
transparencia.

Por suficiencia financiera se entiende que las formulas de farifas garantizaran Ia
recuperacion de los costos y gastos propios de operacién, incluyendo fa expansion,
la reposicién y el mantenimiento; permitirdn remunerar el patrimonio de los
accionistas en la misma forma en la que lo habria remunerado una empresa eficiente
en un seclor de riesgo comparable; y permitirén utilizar las tecnologias y sistemas
administrativos que garanticen la mejor calidad, continuidad y seguridad a sus
usuarios.

Los criterios de eficiencia y suficiencia financiera tendran prioridad en la definicién
del régimen tarifario. Si llegare a existir contradiccién entre el criterio de eficiencia y
el de suficiencia financiera, deberd tomarse en cuenta que, para una empresa
eficiente, las tarifas econdmicamente eficientes se definirén tomando en cuenta la
suficiencia financiera.”

Considerando la politica reglamentaria expuesta, se propone un enfoque general para
evaluar el impacto de la regulacion emitida por la CREG que se puede resumir en el
siguiente grafico

., Qué ha sucedido en el
¢ ( Desarrollo de indicadores

sector y en el ambiente
Ldonde se desarrolla?

Sostenibilidad

¢ Cudles han sido los
comportamientos de los

actores sectoriales? S .
Viabilidad sectorial

¢Cudl es el nivel de |a

sostenibilidad sectorial? Dinamica sectorial

— \

' ¢Cual ha sido la calidad y
eficiencia de la respuesta
[ de la CREG?
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3.3. Método de Estimacion del Impacto Regulatorio

En la medida que Ia disponibilidad de ia informacion Io permitio, se siguié la metodologia
definida por Megginson, Nash & Randenborgh (1994), en la que se comparan las medias y
medianas de varios indicadores entre dos periodos de tiempo. Para ello es necesario tener
un criterio que permita eliminar particularidades en el tiempo y evitar los problemas de
frontera. En ese sentido se compararon las medias y medianas del trienio compuesto por
los afios 2008-2010, el cual recoge el comportamiento de la regulacion vigente, en relacion
con las comrespondientes al trienio 2004-2006 correspondiente al anterior periodo
regulatorio. Es claro que en el 2011 es muy temprano para analizar cuantitativamente las
normas dictadas a lo largo del afio 2010. Por lo tanto, el analisis de la normativa dictada en
el 2011 estara mas centrado en el clima de negocios del sector que en una evaluacién
cuantitativa. Debido a la falta de informacién, en algunos casos fue necesario restringir el
analisis a los afios 2009-2010 versus 2005-2006 o 2006-2007.

Se realizaron tests de hipétesis para determinar si existen diferencias significativas entre los
promedios de ambos subperiodos (test ¢ de comparacion de medias). Este es un test de
hipétesis habitual que se basa en supuestos que pueden ser restrictivos en aigunas
aplicaciones; por ejemplo, para cada trienio considerado no todas las observaciones son
independientes entre si sino que estas observaciones presentan una relacion temporal entre
elias. Por otra parte, no siempre es posible suponer que la distribucion de la variable de
interés sea aproximadamente normal en ambos subperiodos.

Como alternativa al test de medias se utilizo el test de rangos de Wilcoxon que es un
procedimiento no paramétrico y por lo tanto no requiere el cumplimiento de supuestos sobre
las distribuciones de las variables. Para realizar este test se ordena la muestra de
observaciones combinada (datos de ambos subperiodos) y el estadistico de prueba se
calcula con base en el rango (o posicién relativa dentro de la muestra ordenada) de las
observaciones de cada grupo. Como este estadistico esta basado en los rangos en lugar de
los valores de la variable, es un procedimiento que resulta robusto ante la presencia de
observaciones atipicas y al no cumplimiento del supuesto de normalidad. Como caso
particular, cuando las distribuciones de ambos grupos o subperiodos presentan formas
similares, el test de Wilcoxon se puede interpretar como un test para determinar la igualdad
de las medianas entre ambos periodos. En el caso contrario es un test mas general para
comprobar si las distribuciones de probabilidad de ambos periodos son similares

Un andlisis reciente similar, pero usando técnicas econométricas es el realizado por Du,
Mao, y Shi, (2008) para el sector de generacion de energia electrica de China, en el que
comparan las diferencias entre dos regresiones transversales en dos momentos del tiempo.

4. MARCO EXTERNO

4.1. Marco econémico

El analisis del marco externo al sector energético no puede desvincularse de la evolucion
macroeconémica del pais en cuestion. La Figura 1 1 presenta la evolucidn de algunos
indicadores claves para el periodo 1990-2010: PIB a nivel general, PIB por regiones, grado
de apertura de la economia, formacién bruta interna fija; la Figura 2 presenta la evolucion de
algunos precios que afectan de forma importante el desarrollo del sector: precio
internacional del barril de petréleo, ia variacion del ipc y el tipo de cambio, y el riesgo pais.
Surge claramente el efecto que la crisis de 1998 produjo en el nivel de actividad mirando la
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grafica del indice de PIB a nivel general, cuya tendencia de largo plazo esta en torno a 3.6
anual%?’.

En lo que refiere a la descomposicién del PIB segtin las principales regiones de Colombia,
las zonas Central y Bogota son las mas dindmicas, mientras que en el otro extremo se
distinguen las zonas Antioquia y Occidental. Las participaciones relativas de las regiones
sobre el producto total crecen en un 2% en el caso de la region Central y Bogota mientras
que disminuyen en la misma proporcion las zonas Antioquia y Occidental

En términos de apertura de la economia, la Figura 1 1 muestra tres perfodos claramente
diferenciados: 1990-1997, 1998-2003, y 2004-2010: el primer periodo se caracteriza por un
fuerte impulso a la apertura de la economia pasando de 18% en 1990 a 30% en 1998,
proceso que se estanca con la llegada de la crisis econémica y que se prolonga por 5 afios,
hasta retomar la senda de mayor integracién con el resto del mundo lo que permitié
alcanzar un indice de 61% en 2010 con un maximo en este dltimo periodo en 2008 de 62% y
una cafda en 2009 generado probablemente por la crisis de los EE:UU y la consiguiente
retraccion del comercio exterior.

Con relacion al desempefio de la inversion, la misma parece seguir un comportamiento
tipico de "burbuja”: en el periodo 1990-1998 se percibe una clara “burbuja” con un maximo
en el afio 1994, proceso que se “desinfla” completamente en el afio 1999; a partir del afio
2001 se retoma la senda de crecimiento alcanzando en el afio 2008 un nivel de IBIF de 23%
del PBI y manteniéndose hasta la fecha.

En cuanto a la evolucién de los precios relativos, el periodo muestra evoluciones muy
dispares de la inflacién y tipo de cambio: un primer periodo que va desde 1994 hasta 1997
donde existe un fortalecimiento importante del peso, un segundo periodo que se extiende
hasta el aflo 2003 inclusive donde hay un ajuste de los precios de ios bienes transables por
mayor tipo de cambio, y por ditimos los afios recientes que reflejan la caida del dotar a nive!
internacional.

Es claro que este marco macroeconémico debié impactar en ef sector energético, lo que
debe ser tenido en cuenta a la hora de evaluar el impacto de la regulacion emitida por la
CREG en la dinamica del sector. A via de ejemplo, con la caida de la inversion que tuvo
lugar entre los afios 1998 y 2005 (ndtese que el nivel de inversion de este afic es igual al
afio 1998), seria muy extrafio que la inversion en el sector energético tuviese un patron muy
diferente.

El precio def barril de Petroleo Brent (Mar del Norte) esta expresado en délares constantes
de 1994 y presenta dos periodos bien marcados. El primero con una tendencia descendente
va desde 1990 a 1999 y el segundo periodo con un claro crecimiento sostenido hasta 2008
que cae para subir en 2010 a un nivel similar al del 2008. Esta subida del precio del crudo
impacta directamente en el componente de generacién G de los costos unitarios.

Con relacién al riesgo pais cabe resaltar que los niveles maximos se dan en dos momentos,
junio del 2004 y diciembre de 2008 coincidiendo este Ultimo con la crisis de hipotecas de los
EE:UU. Es de destacar que a mediados de 2011 y habiendo alcanzado los niveles mas bajos
del periodo Colombia accedio al grado inversor (investment grade) lo cual significa un
reconocimiento del mercado y las calificadoras de riesgo de su sustentabilidad en el
mediano plazo para honrar su deuda externa y abarata el costo del financiamiento del
capital.

* Las rectas de tendencias son casi paralelas, separadas por la caida de actividad del afio 1998.
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Figura 1 — Algunos indicadores econémicos claves
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Figura 2 — Tipo de Cambio, Riesgo Pais (EMBI+) y Precio del Crudo
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El sistema energético colombiano sufre dos impactos externos de dificil manejo por el sector
eléctrico: por un lade el conflicto armado que se traduce en atentados a las instalaciones de
transmision y complicaciones diversas en las tareas de operacién y mantenimiento; por otro
lado los efectos climaticos del Sistema del Pacifico El Nifio, que genera importantes sequias
y afecta la produccion de las centrales hidroeléctricas que son la principal fuente de
generacion. En la Figura 3 se presentan el modelaje de la serie Nivel de Embalse Agregado,
el cual muestran una caida importante a partir de mayo de 2009 restableciéndose el nivel
recién en el afio 2011.

4.2.  Impactos externos extraordinarios

Figura 3 — Nivel de Embalse Agregado (MWh, valores en log}
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En cuanto al conflicto armado que afecta a Colombia desde hace 40 afios, los datos
correspondientes a los afios 2008 a 2010 muestran una reduccién significativa en el nimero
de atentados contra torres de transmision de energia eléctrica con relacion a afios anteriores
(Figura 4). Esta situacion que segment6 el pais por periodos prolongados, ademas de exigir
notablemente al transportista para reponer las instalaciones, rompe el mercado competitivo
creando islas monopdlicas y, en consecuencia, generando oportunidades para rentas
extraordinarias de algunos generadores, de no existir soluciones regulatorias como las
aplicadas. En cuanto a la seguridad ciudadana, los indicadores a nivel pais muestran una
mejora notoria a partir del afio 2003, en el que entra a funcionar el Plan de Seguridad
Democratica, por el cual se fortalecen las actividades y presencia de los érganos de
seguridad en todo el territorio nacional, con apertura a contribuciones de la sociedad y un
aumento significativo en el presupuesto asignado a defensa nacional e interior. Los
resultados en lo que refiere al numero total de asesinatos estan a la vista (Figura 5): en el
ano 2002 se produjeron 28.837 mientras que en el afio 2010 se registraron 15.459. En
cuanto a la evolucion de los secuestros, otro flagelo que afecta a la sociedad colombiana, el
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nimero total de secuestros se ha reducido drasticamente desde el afio 2003, mientras que
en el afio 2000 se registraron 3706 secuestros, en el afio 2010 la cifra es de 282 Esta
mejora notoria en la seguridad ciudadana afecta directamente al sector al reducir el riesgo
que enfrentan las cuadrillas de operacion y mantenimiento de activos (redes, estaciones de
transformacién, unidades generadoras, etc.).

Otro factor relacionado con la viclencia que afecta al normal desarrollo del sector eléctrico
colombiano es el importante nimero de personas que son expulsadas de sus hogares y
obligadas a desplazarse, principalmente se desplazan a los cinturones de las grandes
ciudades; al respecto, si bien la cifra de desplazados se ha reducido bastante con relacién al
maximo historico del afio 2002, cuando el estado cedid 42.000 km? del territorio nacional en
el marco de las conversaciones y despeje asociado en la regién del Caguan que comenzé a
fines de 1998, las cifras recientes de desplazados atn son importantes.

Figura 4 — Numero de atentados terroristas a las instalaciones de Transmision
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Figura 5 — Evolucién de la seguridad ciudadana
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4.3. Planes Nacionales de Desarrollo

El Plan Nacional de Desarrollo es la base de las politicas gubernamentales de los
presidentes de Colombia. Es el instrumento legal por medio del cual se dan a conocer los
objetivos de gobierno del presidente de Colombia y su gestion, y posteriormente, permite
evaluar sus resultados, ya que se presenta ante el Congreso la evaluacion de sus
resultados. A continuacion se describen los principales lineamientos de politica energética
de los Planes de Nacionales de Desarrollo entre 1994 y 2010:

* Ley 188 de 1995, Plan Nacional de Desarrollo 1995-1998, El Salto Social

* Ley 508 de 1999, Plan Nacional de Desarrollo 1999-2002, Cambio para Construir la
Paz

e Ley 812 de 2003, Plan Nacional de Desarrollo 2003-2006, Hacia un Estado
comunitario

e Ley 1151 de 2007, Plan Nacional de Desarrollo 2006-2010.

4.3.1. El Salto Social

La Ley 188 del afio 1995 establece los lineamientos politicos que guiaran el Plan Nacional
de Desarrollo 1995 — 1998, El Saito Social. En el area de Energia se establece siguiente:

¢ Uno de los objetivos prioritarios de la politica energética es la utilizacion de las
importantes reservas de gas natural del pais. Para cumplir con este proposito se
adelantan los programas de produccion, transporte y distribucidn. Los recursos
publicos que se invertiran en el subsector de gas se destinaran principalmente a ia
conformacién de la red troncal que sera utilizada para todos los usuarios del pais.
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43.2.

El desarrollo de la infraestructura eléctrica contempla, prioritariamente, la reduccion
de la vulnerabilidad del sistea generacion transmision, la reduccién de las pérdidas
de energia, la extension de la cobertura y el mejoramiento de la calidad del servicio.

Generacion eléctrica: Se ejecutaran, por parte de empresas publicas, lo proyectos de
Urra |, Miel | y los proyectos de generacion térmica que no sean adelantados
oportunamente a través de esquemas de participacion privada. Se adelantara el
estudio de impacto ambiental y el diagnostico de alterativas de la hidroeléctrica
Arrieros del Micay, y, si es ambientalmente viable, su disefio técnico estructural.

Interconexion eléctrica: Los proyectos que se ejecutaran a través de ISA permitiran
incrementar la capacidad de transporte de 4,314 km en 1994 a 5279 km en 1998,
consolidando la red de transporte nacional.

Transmision y distribucion eléctrica: Con las inversiones previstas se propone
incrementar la cobertura del servicio de 87% en 1994 a 90% en 1998, lo cual supone
atender 700 mil nuevos usuarios.

Electrificacion rural; En la asignacién de estos recursos se dara mayor participacion a
las regiones con menor cobertura en el servicio eléctrico rural, con el objetivo de
obtener una cobertura rural mas igualitaria en el pais, en los términos establecidos
en las Leyes 141 y 143 de 1994. Se prevé atender 100 mil nuevos suscriptores
durante el periodo. De esta partida $10,000 millones se destinaran a la electrificacion
rural de Uraba y el Nordeste antioquefio para ser ejecutada a través de la Empresa
Antioquefia de Energia (EADE).

Inversién social (subsidios): Es un programa destinado a cubrir el valor de los
subsidios por consumo de electricidad y hasta el consumo de subsistencia, de los
usuarios ubicados en los estratos sociceconémicos |, 1l y 1li, y en un todo de acuerdo
con lo estatuido en la Ley 143 de 1994. Para tal efecto se mantiene en los 200 kwh-
mes el consumo de subsistencia para los usuarios del sector eléctrico en todo el
territorio de la Nacion exceptuando aquellas entidades territoriales que desde antes
del I° de noviembre de 1994 estuvieran, y a la fecha de la promulgacion de esta Ley
continuan, aplicando un consumo de subsistencia inferior, y hasta tanto se fijen por
ley otros criterios.

Uso racional de energia: Consiste en un plan dirigido al ahorro conservacion y uso
eficiente de los recursos energéticos del pais.

Cambio para Construir la Paz

El Plan Nacional de Desarrollo entre los afios 1999 y 2002, se encuentra establecido en la
Ley 508 del afio 1999, donde se fijan los lineamientos en materia de politica gubernamental.
En cuanto al sector eléctrico, las acciones del Gobierno Nacional se orientaron a consolidar
el marco regulatorio existente, fomentar la participacion de nuevos agentes en el mercado,
incrementar la cobertura de energia en zonas rurales - con énfasis en los nuevos
departamentos - y solucionar los problemas de administracion de las empresas estatales
que amenacen la integralidad fisica del sistema:

Generacién: Con el fin de incrementar la confiabilidad y solidez del sistema, se
espera aumentar la capacidad instalada, a través de recursos hidricos y térmicos a
un total de 14,389 MW en el afic 2000. Ademas de los proyectos previstos para entrar
en operacion en el 2002, se considerara la realizacion de otros proyectos que
entraran a reforzar 1a generacion futura del pais, dando preferencia al desarrollo de
aquellos proyectos hidroeléctricos, térmicos y geotérmicos que sean de minima
afectacion ambiental, viables financieramente, econdémicamente competitivos y que
por su localizacion se conviertan en polo de desarrollo de las regiones mas
deprimidas. En especial, se dara preferencia a aquellos proyectos que permitan
viabilizar los propdsitos de desarrollo regional y nacional previstos en el Programa de
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Bosques del Plan Nacional de Desarrollo.

Transmision: Con el objetivo que el sector de la transmisién opere bajo condiciones
de competencia, y se aseguren las obras de transmisién de forma tal que se
garantice calidad, continuidad y seguridad, minimizando el sobrecosto operativo por
las restricciones y pérdidas por el sistema, se iniciaran convocatorias pblicas para el
disefio, operacion y construccién de las mismas. Para el afio 2002 se tendran 1,931
km de lineas de transmision adicionales.

Uso racional y eficiente de la energia: El objetivo de las politicas gubernamentales
en materia de uso racional y eficiente de la energia estd encaminado a lograr la
eficiencia en el consumo energético en el pals, sustituir las fuentes de energia
eléctrica no adecuadas al uso final y optimizar la conversién de energéticos, para lo
cual se fortalecera el programa de sustitucion de gasolina por gas combustible en
transporte vehicular, se crearan las facilidades financieras, tecnolégicas y
regulatorias para aprovechar el potencial de cogeneracién y se desarrollaran
metodologias de ahorro en los subsectores mas representativos de la industria.

Zonas No Interconectadas: Corresponden a aquellas areas del pais que no reciben
servicio de energia eléctrica a través del Sistema Interconectado Nacional (SIN). Se
establecera un Plan de Energizacion en las ZNI, acorde con las necesidades y
potencial energético de las regiones y se incrementara la cobertura en zonas rurales
y aisladas. Finalmente se implementara y consolidara un esquema apropiado que
aporte soluciones energéticas integrales y en lo posible autosostenibles para las ZNI.

Subsidios: Se extiende el periodo de desmonte de los subsidios superiores a los
autorizados por la Ley 142 de 1994 (extralegales), para el servicio publico de energia
y se instrumentaran operativa y financieramente los fondos de solidaridad y
redistribucién de ingresos para energia y gas, lo cual permitira incrementar la
cobertura de los servicios y mejorar la calidad de vida de los habitantes.

En el Ptan Nacional de Desarrolio, se fijan los montos de inversién general del Gobiemo
para el periodo durante el cual se encuentre en vigencia esta ley. El 13% del total esta
destinado al sector de Minas y Energia, del cual el 77% se destina a inversiones en Petroleo,
17% para Electricidad, 2.5% a Gas y el resto se reparte entre Mineria y Carbén.

4.3.3.

Hacia un Estado Comunitario

En la Ley 812 de 2003 se aprueba el “Plan Nacional de Desarrollo 2003 — 2006, hacia un
Estado comunitario”, en el cual se describen los principales programas de inversion a
ejecutar durante el periodo de vigencia de este plan. En cuanto a los servicios publicos
domiciliarios se especifican los siguientes lineamientos:

Se impulsara la consolidacién de los marcos regulatorios y el desarrollo de procesos
de privatizaciones y concesiones en la construccién, operacién y mantenimiento de
infraestructura.

En energia eléctrica, se propendera por mantener la oferta energética y se
fortalecerd el mercado. Se estableceran medidas para aminorar la crisis del sector
distribuidor y comercializador. Entre estas medidas se destacan el programa de
normalizacion de redes en barrios subnormales junto con el fortalecimiento del marco
reglamentario.

Se constituiran esquemas institucionales para garantizar la viabilidad en la prestacian
del servicio en las zonas no interconectadas a través del uso de energia renovable y
alternativa, entre otras fuentes. Se promovera la integracion energética regional para
energia eléctrica y gas natural, y GLP, donde esta sea posible y/o la construccién de
pequefias centrales de gas domiciliario, en las ciudades capitales de los
departamentos no interconectados. También se definira una politica sectorial para
dar sofucion a las empresas en crisis con miras a garantizar el servicio y minimizar
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las contingencias fiscales.

En cuanto a la actividad de generacién, se fortaleceran las condiciones de
competencia procurando la conformacion de un nuevo agente generador estatal y se
continuara la integracién de las redes de transmision eléctrica con Venezuela,
Panama y Ecuador para los intercambios comerciales de energia.

Se promoveran condiciones de largo plazo para la entrada de inversionistas en el
desarrollo del Sistema de Transmisién Nacional.

En cuanto al sector de Minas y Energia especificamente, se establecen las siguientes
medidas:

Los productores de gas natural podran disponer libremente de Ias reservas de este
recurso energético para el intercambio comercial internacional y podran libremente
ejecutar la infraestructura de transporte requerida. El Gobierno Nacional establecera
los limites o instrumentos que garanticen el abastecimiento nacional de este
combustible, respetando los contratos existentes.

Los subsidios destinados a las Zonas no Interconectadas (ZNI) podran ser utilizados
tanto para inversién como para cubrir los costos del combustible requerido por las
plantas de generacion eléctrica en estas zonas.

El Gobierno Nacional desarrollara un programa de normalizacion de redes eléctricas
cuyos objetivos seran la legalizacion de usuarios, la optimizacion del servicio y la
reduccion de pérdidas no técnicas en barrios subnormales, situados en los
municipios del Sistema Interconectado Nacional.

Esquemas diferenciales de prestacion de los servicios publicos domiciliarios. De
acuerdo con el principio de neutralidad las Comisiones de Regulacidn desarrollaran,
la regulacién necesaria para incluir esquemas diferenciales de prestacion del servicio
en generacion, distribucion, comercializacion, calidad, continuidad y atencién del
servicio en las zonas no interconectadas, territorios insulares, barrios subnormales,
areas rurales de menor desarrollo, y comunidades de dificil gestion.

Las empresas comercializadoras de energia eléctrica y gas combustible que
atienden usuarios regulados residenciales y/o no residenciales, y aguellas que lo
hagan en el futuro, deberan incorporar a su base de clientes un nimero minimo de
usuarios de estratos socioeconémicos 1, 2 y 3, para proteger el mercado y asegurar
la prestacién del servicio. (Este aspecto cuestiona en cierta forma la competencia
que las Leyes 142 y 143 otorgaron a la CREG)

Con el fin de proveer el saneamiento econémico y financiero de empresas estatales
prestadoras de servicios plblicos domiciliarios de energia eléctrica, que a la fecha de
expedicion de la presente ley tengan obligaciones resultantes de garantias otorgadas
por la Financiera Energética Nacional, FEN y que se hayan derivado de proyectos de
generacion de energia, dichas obligaciones podran contar en su totalidad con la
contragarantia de la Nacién, siempre y cuando se suscriba un convenio de
desempefio que garantice la viabilidad financiera de la empresa, y el Ministerio de
Minas y Energia y el Confis hayan determinado que existen razones de conveniencia
economica y financiera para ello.

Finalmente se establece la creacion del Fondo de Energia Social con el objeto de
cubrir hasta cuarenta pesos ($40) por kilovatio hora del valor de la energia eléctrica
destinada al consumo de los usuarios ubicados en zonas de dificil gestion, areas
rurales de menor desarrollo, incluidas sus cabeceras municipales, y en zonas
subnormales urbanas todas las cuales definira el Gobierno Nacional.

Hay que destacar hay que esta Ley modificd sustancialmente el esquema de solidaridad
vigente. Dispuso que la aplicacién de subsidios al costo de prestacion de los servicios
publicos domiciliarios de los estratos 1 y 2 para los afios 2004 a 2006 deberia hacerse de tal
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forma que el incremento tarifario a esos usuarios en relacién con los consumos basicos se
realice conforma a la evolucion del indice de Precios al Consumidor. A diferencia con el
esquema anterior, donde las empresas podian invocar la disponibilidad de recursos en el
Fondo, ahora las empresas prestadoras de servicios estan obligadas a asignar los subsidios
conforme manda la Ley.

4.3.4.

Plan Nacional de Desarroflo 2006-2010

Porla Ley 1151 de 2007 se aprueba el Plan Nacional de Desarrollo 2006-2010. El Plan pone
énfasis en mantener el crecimiento econémico alcanzado en los afios anteriores y
complementario con una nocién mas amplia de desarrollo. Los objetivos marcados en
materia macroeconémica son los siguientes:

Mantener tasas de crecimiento en niveles del 5%

Elevar la tasa de inversion a 26.1% del PIB al final de 2010, del cual 70% a cargo del
sector privado

Desempleo menor a 9% en 2010

Apertura de la economia en 38% en 2010

Tasa de ahorro doméstico de 23.5% del PIB, 76% correspondiendo al sector privado
Inversion Directa Extranjera de 2.7% del PIB, lo que equivale a montos promedios
entre 2007 y 2010 de 4.000 millones de ddlares por afio

Déficit fiscal del sector publico consolidado (SPC) de 2.3% promedio del PIB entre
2008 y 2010

Deuda neta de activos financieros del Sector Publico No Financiero (SPNF) a niveles
inferiores a 30% del PIB en 2015

En materia de infraestructura se establecen tres estrategias: i) accesibilidad territorial, i)
acceso a los servicios de energia eléctrica y gas, e iii) inclusion digital. En lo que respecta al
acceso a los servicios de energla eléctrica, se establece lo siguiente que:

el Gobierno Nacional avanzara en la consolidacién del marco regulatorio de las
actividades de distribucion y comercializacion de energia eléctrica y, en el proceso
de normalizacidn de la prestacion del servicio de energia eléctrica en areas donde la
prestacion y cobro del servicio sea dificil;

se avanzara en el fortalecimiento de las empresas distribuidoras de energia eléctrica
con participacion accionaria de la Nacion, a través de la consolidacién de cédigos de
buen gobiemo corporativo y la vinculacion de operadores estratégicos;

se disefiaran esquemas sostenibles de gestion para la prestacion del servicio de
energia eléctrica en las Zonas No Interconectadas (ZNI), incluyendo la revision de los
esquemas tarifarios y de subsidios que se aplican en estas zonas. La meta es pesar
de 15.000 nuevos usuarios con servicio de energia eléctrica en ZNI a 40.000;

se promoveran proyectos piloto de generacion de energia eléctrica que estén
soportados en la implementacién de tecnologias que utilicen fuentes de energia
alternativa;

se espera aumentar la cobertura del servicio de energia eléctrica en el Sistema
Interconectado Nacional y en las zonas no interconectadas, pasando de 93.6%, que
corresponde el grado de cobertura nacional seglin el DANE, a 95.1%.

se espera incrementar el tiempo promedio de servicio en estas zonas, pasando de
30% a 10%

se consolidara el marco reguiatorio de cargo por confiabilidad mediante la
estructuracion de subastas de energia firme como esquema fundamental, para la
entrada de nuevos proyectos de generacion de energia eléctrica.
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En lo que respecta al Fondo de Energia Social (FOES) se establece o siguiente:

el Ministerio de Minas y Energia continuara administrando el FOES como un sistema
especial de cuentas;

el objetivo es cubrir, a partir de 2007, hasta cuarenta y seis pesos ($46) por kilovatio
hora del valor de la energia eléctrica destinada al consumo de los usuarios ubicados
en zonas de dificil gestion, dreas rurales de menor desarrolio y en zonas
subnormales urbanas definidas por el Gobierno Nacional. No se beneficiaran de este
Fondo los usuarios no regulados;

Los recursos para cubrir el FOES provendran del ochenta por ciento (80%) de las
rentas de congestién calculadas por el Administrador del Sistema de Intercambios
Comerciales (ASIC) como producto de las exportaciones de energia eléctrica;

El valor cubierto se reajustara anuaimente con el indice de Precios al Consumidor
certificado por el DANE;

Los comercializadores indicaran el menor valor de la energia en la factura de cobro
correspondiente al periodo siguiente a aguel en que reciban efectivamente las sumas
giradas por el FOES y en proporcion a las mismas;

La cantidad de demanda de energia total cubierta por este Fondo no excedera del
ocho por ciento (8%) del total de la demanda de energia en el sistema
interconectado nacional. Este porcentaje dependera de la cantidad de recursos
disponibles;

El Fondo expira con el agotamiento de las rentas de congestion;

Los recursos del FOES se consideran inversion social, en los términos de la
Constitucion Politica y normas organicas de presupuesto.

En materia de distribucién de energia eléctrica, la Ley establece que el Ministerio de
Minas y Energia y la CREG adoptaran los mecanismos que permitan realizar el balance de
cuentas y giro de recursos entre empresas distribuidoras de energia eléctrica que presten el
servicio en la misma area de distribucién. Se fija un plazo un plazo de seis (6) meses
contados a partir de la entrada en vigencia de la ley para que el Gobierna Nacional defina
“area de distribucion".

En lo que concierne al Servicio de Energia Eléctrica en Zonas No Interconectadas, se
establece que:

el Ministerio de Minas y Energia disefiara esquemas sostenibles de gestion para la
prestacion del servicio de energia eléctrica en las Zonas No Interconectadas. Para
este propésito, podré establecer areas de servicio exclusivo para todas las
actividades invoiucradas en el servicio de energia eléctrica;

Adicionalmente, en las Zonas no Interconectadas la contribucion especial en el
sector eléctrico de que trata el articulo 47 de la Ley 143 de 1994, no se aplicara a
usuarios no residenciales y a usuarios no regulados:

El Gobierno Nacional establecera una metodologia de estratificacién exclusiva para
el servicio de energia eléctrica en las Zonas no Interconectadas;

Para el otorgamiento de subsidios al costo de prestacion del servicio publico
domiciliario de energia eléctrica en las Zonas No Interconectadas, se pueden tener
en cuenta la capacidad de pago de los usuarios en estas zonas, el costo de
prestacion del servicio y el nivel de consumo.

Se fortalecerd el Instituto de Planificacion de Soluciones Energéticas para las Zonas
No Interconectadas (IPSE), como una entidad especializada en la estructuracién e
interventoria de proyectos de energizacién de las ZNI, administracion de la
informacion energética, desarrolio e implementacion de soluciones energéticas,
como energias renovables y/o limpias, desarrollo de programas de uso racional de la
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energia, consecucion de recursos de cooperacion internacional para cofinanciacion
de proyectos energéticos, transferencia de tecnologias y desarrolio de una gestion
efectiva de la normatividad y regulacion aplicable a las ZNI. Los proyectos de las ZNI
seran viabilizados por el IPSE;

« Con el propésito de aumentar la cobertura de energia eléctrica de las ZNI mediante el
aprovechamiento de la oferta de energia eléctrica de proyectos desarrollados por
paises fronterizos, se faculta a los Operadores de Red de los departamentos
fronterizos para adelantar las transacciones de energla pertinentes con fos
Operadores de Red de las entidades territoriales vecinas. Estas transacciones deben
tener en cuenta los lineamientos impartidos por el Ministerio de Minas y Energia y
deben respetar las condiciones de las Transacciones Internacionales de Energia
definidas por las entidades regulatorias competentes.

En materia de generacién de energia eléctrica, se modifica el Articulo 18 de la Ley 143 de
1994 que queda redactado de la siguiente forma:

"ARTICULO 18. Generacidén de Energia eléctrica en el sistema interconectado nacional.
Compete al Ministerio de Minas y Energia definir los planes de expansién de la generacion y
de la red de interconexion vy fijar criterios para orientar el planeamiento de la transmision y la
distribucion.

Los planes de generacion y de interconexion seran de referencia y buscaran optimizar el
balance de los recursos energéticos para la satisfaccion de la demanda nacional de
electricidad, en concordancia con el Plan Nacional de Desarrollo y el Plan Energético
Nacional.

Paragrafo 1. La Comision de Regulacion de Energia y Gas — CREG, desarrollara el
marco regulatorio que incentive la inversion en expansion de la capacidad de
generacién y transmision del sistema interconectado por parte de inversionistas
estratégicos. En concordancia con lo anterior, la CREG establecera esquemas que
promuevan la entrada de nueva capacidad de generacion y transmision.

Paragrafo 2. EI Gobierno Nacional tomara las medidas necesarias para garantizar el
abastecimiento y confiabilidad en el sistema de energia eléctrica del pais y solo
asumira los riesgos inherentes a la construccién y explotacién de los proyectos de
generacion y transmision cuando no se logre la incorporacion de inversionistas
estratégicos. Lo anterior, siempre y cuando los proyectos sean sostenibles financiera
y fiscalmente de acuerdo con el marco fiscal de mediano plazo.

435. Fondos y programas implementados para el Sector de Energia Eléctrica
En los Planes de Nacionales de Desarrollo descriptos en el apartado anterior, se establecié
la creacion, en el ambito del Ministerio de Minas y Energia, de una serie de programas y
fondos especiales destinados a inversion social, a saber:

« Fondo de Solidaridad para Subsidios y Redistribucién de Ingresos — FSSRI

« Fondo de Apoyo Financiero para la Energizacién de las Zonas Rurales
Interconectadas - FAER

« Fondo de Apoyo Financiero para la Energizacion de las Zonas No Interconectadas -
FAZNL

+ Fondo de Energia Social — FOES
s Fondo Nacional de Regalias - FNR
s Programa de Normalizacion de Redes Electricas — PRONE

e Programa de Uso Racional y Eficiente de la Energia y demas formas no
convencionales - PROURE
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El FAER tiene como objetivo ampliar la cobertura del servicio de energia eléctrica y procurar
la satisfaccion de la demanda de energia en las zonas rurales interconectadas, conforme
con los planes de ampliacién de cobertura establecidos por la UPME. A su vez, deberan
estar definidos como inversiones prioritarias en los planes de desarrollo dei ente territorial y
en los programas de ampliacion de cobertura del Operador de Red.

Este fondo se crea en la Ley 788 de 2002, mas especificamente en el articulo 105, donde se
especifica la contribucién a ingresar al fondo, su fuente y el ente administrador:

Articulo 105. Por cada kilovatio/hora despachado en la bolsa de energia mayorista, el
Administrador del Sistema de Intercambio Comerciales (ASIC), recaudara un peso
($1.00) moneda corriente, con destino al Fondo de Apoyo Financiero para la
energizacion de las zonas rurales interconectadas.

El valor sera pagado por los duefios de los activos del STN y tendré vigencia hasta el 31
de diciembre de 2009 y se indexaré anualmente con el Indice de Precios al Praductor
(IPP) calculado por ef Banco de la Republica. La Comision de Regulacién de Energia y
Gas (CREG) adoptara los ajustes necesarios a la regulacion vigente para hacer cumplir
el articulo.

El Fondo conformado por estos recursos serd administrado por el Ministerio de Minas y
Energfa, o por quien él delegue.

El FAER se encuentra reglamentado por el Decreto 3652 de 2003, permite que los Entes
Territoriales con el apoyo de las Empresas Prestadoras del Servicio de Energia Eléctrica en
la zona de influencia, sean los gestores de planes, programas y proyectos de inversion
priorizados para la construccion e instalacion de la nueva infraestructura eléctrica.

Ei objetivo del FAZNI es financiar los planes, programas y proyectos de inversion en
infraestructura energética en las zonas no interconectadas (ZNI), propuestos y presentados
por las entidades territoriales, por las Empresas Prestadoras del Servicio de Energia
Eléctrica y por el Instituto de Promocién de Soluciones Energéticas para las Zonas no
Interconectadas (IPSE), como resultado de su gestion en la promocion de solucicnes
energéticas integrales.

Este fondo fue establecido por los articulos 81 y 83 de la Ley 633 de 2000 y se encuentra
reglamentado por el Decreto 2884 de 2001.

Las localidades consideradas ZN! se encuentran definidas por la Ley 855 de 2003, que, a su
vez, establece las prioridades en la asignacion de los recursos del FAZNI.

El FOES tiene como objetivo subsidiar hasta $40 por kwh del valor de la energia eléctrica
destinada al consumo de los usuarios ubicados en Zonas de Dificil Gestion®, Areas Rurales
de Menor Desarrollo® y Zonas Subnormales Urbanas®, reportados por los comercializadores
de energia al SUI de la Superintendencia de Servicios Pablicos Domiciliarios. El subsidio se
entrega a las empresas que atienden a esos usuarios de forma de reducir la factura que

4 Conjunto de usuarios ubicados en una misma &rea conectada at SIN, que presenta durante el ultimo afio en forma continua,
una de las siguientes caracteristicas: i) Cartera vencida mayor de 90 dias por parte del 50% o mas de los usuarios
pertenecientes a dicha comunidad, o i) Nivel de pérdidas de energia eléctrica superiores al 40% respecto de la energia de
entrada al sistema que atiende exclusivamente dicha comunidad; siempre y cuando se demuestre que los resultados de
gestién han sido negativos por causas no imputables al comercializador que fos atiende. Dicha infarmacidn debera acreditarse
ante la SSPD mediante una certificacion expedida por los Auditores Externos.

s Area del sector rural de zonas interconectadas, con las siguientes caracteristicas: i} indice promedio de calidad de vida
inferior al 46.6% segun el Sistema de Indicadores Sociodemograficos del DNP, y i} Conectada al SIN. Correspande al Alcalde
0 ala Autoridad competente su certificacion.

¢ Asentamiento ubicados en cabeceras de municipios conectados al SIN que redne las siguientes caracteristicas: i) No tenga
servicio de energia o éste o obtenga a través de redes no aprobadas por el Operador de Red y i) Que no se trate de zonas
donde se esté prohibido prestar el servicio, segun lo prevista en el articulo 39 de la Ley 812 de 2003. Corresponde al Alcalde o
a la Autoridad competente su certificacion.
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llega al usuario final. Para ello se analiza el nivel de pérdidas de las empresas y la cartera
vencida: si el nivel de pérdidas es mayor a 40% o 50% de los clientes atrasos en sus facturas
Superiores a 90 dias. Las empresas receptoras del subsidio deben acreditar que sus
indicadores son iguales o superiores a los umbrales definidos Yy que tal situacion es ajena a
sus posibilidades de gerenciamiento. Vale notar entonces de que se trata de un subsidio a la
oferta y no a la demanda, lo gue en general trae problemas de seleccion adversas derivados
de asimetrias de informacion. La asignacion de las rentas de congestion, puede tener varias
evaluaciones posibles, pero es de resaltar que trasladar un esquema volatil de ingreso como
son las rentas de congestion a un esquema de subsidio cuya sostenibilidad es cuestionable.
En efecto, sila integracion con los paises vecinos funciona correctamente, se debe tender a
la Ley de un solo precio por lo que desapareceria las rentas de congestién, y de ser asi el
FOES no seria una politica de largo plazo sostenible.

El Fondo fue creado en la Ley 812 de 2003, méas especificamente en el articulo 118, donde
se aprueba el Plan Nacional de Desarrolio 2003 — 2008, Hacia un Estado Comunitario, y se
encuentra reglamentado por el Decreto 160 de 2004, En la Ley 812 se especifica que los
recursos que financian al FOES provienen de las rentas de congestién calculadas por el
Administrador del Sistema de Intercambios Comerciales -ASIC- como producto de las
exportaciones de energia eléctrica a los paises vecinos dentro de los Convenios de la
Comunidad Andina de Naciones, y que la cantidad de demanda de energia cubierta por el
FOES sera como maximo un 8% del total de la demanda de energia del Sistema
Interconectado Nacional -SIN-.

El FNR se crea en el articulo 361 de la Constitucion Politica y se reglamenta mediante la Ley
141 de 1994, modificada por la Ley 756 de 2002. Su objetivo es la promacién de la mineria,
la preservacion del medio ambiente y la financiacion de proyectos regionales de inversion
definidos como prioritarios en los planes de desarrollo de las respectivas entidades
territoriales. Los recursos utilizados provienen de las regalias no asignadas a los
departamentos y a los municipios.

Con respecto a proyectos del sector de energia, se establece que durante los 15 afios
posteriores a la promulgacién de la ley, el quince por ciento (15%) de los recursos del fondo
se asignaran a la financiacion de proyectos regionales de inversion en energizacion, de los
cuales el veinte por ciento (20%) seran destinados a la financiacion de proyectos de
inversién en infraestructura de distribucién para la prestacion del servicio publico de gas
combustible en los estratos 1 Yy 2. En el caso de los proyectos eléctricos, los recursos podran
aplicarse a la generacién, transporte, transformacion, ampliacién y remodelacion de redes,
mantenimiento, control y disminucion de perdidas de energia. También se encuentra
especificada la distribucion de estos recursos, siendo el cuarenta por ciento (40%) para
zonas interconectadas, de los cuales el ocho por ciento (8%) estarian destinados a financiar
proyectos regionales hidroeléctricos en el Departamento de Santander y ¢l resto a proyectos
de electrificacion rural, con prioridad para aquellas zonas con menor cobertura en el servicio,
hasta obtener una cobertura regional similar en todo el pais; y el cuarenta por ciento (40%)
para zonas no interconectadas.

Por otro lado, respecto al aspecto técnico, en el Departamento Nacional de Planeacién se
encuentra la Direccion de Regalias, encargada de dirigir, supervisar y coordinar las
actividades de caracter técnico en materia de regalias. Dentro de sus funciones se
encuentra la supervision y coordinacion de las actividades técnicas del FNR.

Segun el reporte de informes aprobados que se publica en la Direccién Nacional de
Planeacion, en los Gltimos tres afios, no se ha aprobado ningdn proyecto eléctrico.

En el marco del PRONE, el Ministerio aprobara, objetara e impartira instrucciones y
recomendaciones sobre los planes, programas y proyectos que hayan sido presentados
para financiacién con cargo a los recursos del mencionado programa. El objetivo del PRONE
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es la legalizacién de usuarios, la optimizacion del servicio y la reduccién de pérdidas no
técnicas en barrios subnormales, situados en los municipios del SIN.

El Ministerio expidio la Resolucion No.18-00601 de mayo 26 de 2004, con la cual se
implementa la administracion del PRONE reglamentado mediante el Decreto 3735 de 2003,
quienes aprobaran, objetarén e impartiran instrucciones y recomendaciones sobre los
planes, programas y proyectos que hayan sido presentados para financiacion con cargo a
los recursos del Programa de Normalizacion de Redes Eléctricas, cuyos objetivos seran la
legalizacion de usuarios, la optimizacién del servicio y la reduccion de pérdidas no técnicas
en barrios subnormales, situados en los municipios del Sistema Interconectado Nacional.

En el afio 2001 se sancion6 la Ley 697 mediante la cual se fomenta el uso racional y
eficiente de la energia y se promueve la utilizacion de energias alternativas. Esta ley crea el
Programa de Uso Racional y Eficiente de la Energia y demas formas no convencionales
“PROURE’, que se orienta a aplicar gradualmente programas para que toda la cadena
energética cumpla con los niveles minimos de eficiencia energética.

4.4. Marco regulatorio general

Antes de abordar la clasificacion de las resoluciones emitidas por la CREG de acuerdo con
los problemas regulatorios abordados, resulta conveniente realizar una descripcion general
de los principales rasgos del marco regulatorio, determinado en parte por legislacion de
orden superior como por decisiones de la CREG de amplio alcance.

En particular, se describen las caracteristicas de la Ley de Servicios Publicos Domiciliarios
relevantes para el caso de energia eléctrica y la Ley Eléctrica, las cuales brindan el contexto
legal mas relevante para el desarrollo de la actividad regulatoria de fa CREG.

44.1. Constitucion Politica de 1991

La Constitucion Politica de 1991 sento las bases para una profunda reforma de los servicios
publicos, abriendo el camino para el ingreso de la inversion privada al sector. Con relacion a
los servicios publicos, en su art. 365 establece:

“L os servicios publicos estaran sometidos al régimen juridico que fije la fey, podréan ser prestados
por el Estado, directa o indirectamente, por comunidades organizadas, o por particulares. En todo
caso, el Estado mantendra la regulacion, el control y la vigilancia de dichos servicios. Si por
razones de soberania o de interés social, el Estado, mediante ley aprobada por la mayoria de los
miembros de una y otra cémara, por iniciativa del Gobiemo decide reservarse determinadas
actividades estratégicas o servicios publicos, deberd indemnizar previa y plenamente a las
personas que en virtud de dicha ley, queden privadas del ejercicio de una actividad licita.”

En el Art. 367 introduce que el régimen tarifario de los servicios publicos debera tener en
cuenta ademas de los criterios de costos, los de solidaridad y redistribucion de ingresos.
Este concepto, que luego es recogido por la Ley de Servicios Pubiicos, constituye una
diferencia importante de Colombia con respecto a otros paises.

4.42. LaLey de Servicios Publicos Domiciliarios (142 de 1 994)
La Ley 142 de 1994, fue una de las bases para la implementacion y desarrollo del proceso
de transformacion de los servicios publicos. Ademas de definir los servicios publicos

esenciales y fijar pautas sobre su funcion social, establecid una serie de instrumentos de
intervencion estatal.

Para el caso especifico de distribucion de energia eléctrica establecié conceptos que luego
fueron desarroltados en la Ley Eléctrica 143 de 1994, referidos a:

« Los bienes de las empresas de servicios publicos
« Contratos especiales para la gestion de los servicios publicos
« Control de gestion y resultados
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« Informacion de las empresas de servicios publicos
« Regulacién, control y vigilancia del Estado en los Servicios publicos
o Régimen tarifario
Formulas y préacticas de tarifas
s Subsidios
« Estratificacion socioeconoémica
« El contrato de servicios publicos
La Ley 142, en sus articulos 87, 89 y 99) y la Ley 143 de 1894 (Articulos 6o., 23 Literal h y 47),

desarrollan los principios de solfidaridad y redistribucién de ingresos.

Siguiendo lo dispuesto por la Ley, se crea un novedoso esquema de subsidios y
contribuciones en las tarifas finales a los usuarios. Los porcentajes de subsidios y
contribuciones que contienen las tarifas finales, no dependen de la CREG; éstos son fijados
por el Congreso a través de leyes. La CREG disefia la estructura tarifaria en los términos del
mandato legal.

La Ley 142 de 1994 establecio la obligatoriedad de crear en el Ministerio de Minas y Energia
- MME -, un Fondo de Solidaridad para Subsidios y Redistribucion de Ingresos - FSSRI. La
Ley define el criterio de solidaridad y redistribucién del ingreso como la asignacién de
recursos a “fondos de solidaridad y redistribucion”, de tal manera que los usuarios de los
estratos altos (estratos 5 y 6) y los usuarios comerciales e industriales, ayuden
exclusivamente a los usuarios de estratos bajos del sector residencial (estratos 1, 2y 3) a
pagar las tarifas de los servicios que cubran sus necesidades pasicas. La aplicacion del
criterio de solidaridad y redistribucién de ingresos reside en los municipios que deben crear
este fondo, al cual las empresas de servicios publicos haran transferencias destinadas a dar
subsidio a los estratos indicados. Este Fondo se financia con recursos provenientes de los
superavit que las empresas comercializadoras presenten, una vez efectien el cruce entre
subsidios y contribuciones en sus propios mercados. Si los recursos del Fondo son
insuficientes para cubrir el monto total de subsidios aplicados por las empresas, las
Empresas de Servicios Publicos pueden tomar las medidas necesarias para que los
usuarios cubran la totalidad del costo de prestacion.

En cuanto a los factores aplicados para recaudar el fondo y para financiar los subsidios, la
Ley 142 establece limites maximos. El factor de contribucion que las empresas recaudan
para los subsidios nunca podra ser mayor al 20% del valor del servicio por lo que si las
contribuciones que se venian cobrando antes de la sancién de la Ley son mayores a ese
valor, la CREG debid determinar su disminucién hasta el 20%, en forma gradual hasta el 31
de diciembre de 2007. En el caso de quienes generan su propia energia, con una capacidad
instalada de 25Mw, también recaudaran y aportaran al fondo el equivalente al 20% de su
generacion descontando las ventas a empresas distribuidoras. En el caso de los agentes
que suministran o comercializan gas combustible a terceros en forma independiente,
recaudaran al fondo el 20% del costo econémico de suministro en puerta de ciudad. Ei factor
de subsidios también tiene limites establecidos por la mencionada ley dependiendo del
estrato subsidiado. En el caso del estrato 3, el subsidio no podra exceder el 15% del costo
medio del suministro; para el estrato 2, el limite es 40%; y para el estrato 1, el subsidio no

7 Antes de la entrada en vigencia de la Ley, el promedio nacional de contribucion era del:
- Estratos 5: 60%
- Estrato 6: 68%

. Sectores comercial e industrial: 20% (excepto generacion térmica a gas, petroquimica y GNC
vehicular, que era negativa)

- Plantas generadoras de electricidad a gas: 0%
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puede exceder el 50% del costo medio. La ley establece que la parte de la tarifa
correspondiente a los costos de administracion, operacion y mantenimiento siempre sera
cubierta por el usuario, y en el caso de la que tiene como objetivo recuperar las inversiones
realizadas para la prestacion del servicio pueden ser cubiertas por los subsidios. Dado que
estos topes eran inferiores a los subsidios efectivos vigentes a la sancion de la Ley, fue
necesario implementar un programa de desmonte gradual de subsidios, que se fij6 en
primera instancia hasta el afio 2000.

En el caso que se presenten superavit en estos fondos, se destinaran a subsidios que
permitan generar, distribuir y transportar energia eléctrica y gas combustible a usuarios de
estratos bajos, y expandir la cobertura a zonas rurales para incentivar la produccion de
alimentos y sustituir combustibles derivados del petrdleoc.

Los prestadores de servicios publicos son guienes tienen la obligacién de aplicar los factores
de contribucién, recaudar las sumas correspondientes y aplicarlas al pago de subsidios®.
Estos deben informar en las tarifas -en forma desagregada- los cargos que corresponden ai
Servicio y los cargos destinados a subsidios.

El FSSRI se rige por los Decretos 847 de 2001 y 201 de 2004, que reglamentan las leyes 142
y 286. E| Decreto 847/2001 establece la reglamentacién en relacion con la liquidacion, cobro,
recaudo y manejo de las contribuciones de solidaridad y de los subsidios. Por otro lado, el
Decreto 201/2004 modifica el decreto anterior en relacion con el procedimiento de
liquidacion, reportes, validacion y transferencias en materia de subsidios y contribuciones.

La Ley 142 de 1994, en el articulo 87, que define los criterios para definir el régimen tarifario,
incluido el criterio de solidaridad y redistribucian anteriormente definido, especifica que lo
que se entiende por suficiencia financiera es que las férmulas de tarifas garantizaran la
recuperacion de los costos y gastos propios de operacién, incluyendo la expansion, la
reposicién y el mantenimiento; permitiran remunerar el patrimonio de los accionistas en la
misma forma en la que lo habria remunerado una empresa eficiente en un sector de riesgo
comparable; y permitiran utilizar las tecnologias y sistemas administrativos que garanticen la
mejor calidad, continuidad y seguridad a sus usuarios.

La Resolucién 81960 de 1998 expedida por el Ministerio de Minas y Energia, reglamenta el
Fondo de Solidaridad para Subsidios y Redistribucion de Ingresos.

4.43. LalLey Eléctrica (143 de 1994)

La Ley 143 de 1994 reestructura el sector de la industria eléctrica, separando las actividades
de generacion, transporte, distribucion y comercializacion. Los objetivos basicos que se
identifican en este marco regulatorio, se basan en la eficiencia de la prestacion del servicio,
acceso abierto a los sistemas de transmisién y distribucion y ia introduccion de competencia
en la generacion y para algunos segmentos de usuarios.

El articulo 3° establece una serie de objetivos para el servicio de electricidad que son
inherentes al estado, tales como:
« Promover la libre competencia en las actividades del sector;
« Impedir practicas que constituyan competencia desleal o abuso de posicion
dominante en el mercado;
« Regular aguelias situaciones en que por razones de monopolio natural, la libre
competencia no garantice su prestacion eficiente en términos economicos;

8 Mas tarde, la Resolucion CREG 39/1995 complementa lo dispuesto en la Ley al obligar a los
comercializadores el recaudar la contribucién de solidaridad de los consumidores de gas
pertenecientes a los estratos 5y 6 del segmento residencial, los usuarios comerciales e industriales.
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» Asegurar la proteccion de los derechos de los usuarios y el cumplimiento de sus
deberes;

« Asegurar la adecuada incorporacién de los aspectos ambientales en la planeacion y
gestion de las actividades del sector;

« Alcanzar una cobertura en los servicios de electricidad a las diferentes regiones y
sectores del pais, que garantice la satisfaccion de las necesidades bésicas de los
usuarios de los estratos 1, It y Il y los de menores recursos del area rural, a través de
los diversos agentes publicos y privados que presten el servicio;

¢ Asegurar la disponibilidad de los recursos necesarios para cubrir los subsidios
otorgados a los usuarios de los estratos |, Il y lll'y los de menores ingresos del area
rural, para atender sus necesidades basicas de electricidad.
El articulo 21 establece que la CREG se organizara como Unidad Administrativa Especial del
Ministerio de Minas y Energia, y que estara integrada por el Ministro de Minas y Energia,
quien la presidira, por el Ministro de Hacienda y Crédito Publico, por El Director del
Departamento Nacional de Planeacion, ademas de cinco expertos en asuntos energéticos
con dedicacion exclusiva nombrados por el Presidente de la Republica por periodos de
cuatro afios. Esta integracion y ubicacion institucional del Regulador es bastante “sui
generis” y en los hechos el Poder Ejecutivo tiene capacidad de veto sobre las decisiones del
érgano Esta estructura organizativa no es la que se suele aplicar en los organocs de
regulacién dado la deseable independencia respecto del gobierno. En cuanto a las
competencias asignadas a la CREG por la Ley, las mismas son amplias e incluyen:

(a) crear las condiciones para asegurar la disponibilidad de una oferta energética
eficiente,

(b) determinar las condiciones para la liberacién gradual del mercado hacia la libre
competencia

(¢) definir las tarifas de acceso y uso de las redes

(dy definir la metodologia para el calculo de las tarifas aplicables a los usuarios
reguladores y fijar las tarifas,

{e) definir las condiciones que deben reunir los usuarios regulados y no regulados,

(f) definir los factores de subsidios a los consumos de subsistencia de los usuarios de
menores ingresos,

(q) establecer el Reglamento de Operacion del Sistema Interconectado Nacional (SIN)

(h) definir y hacer operativos los criterios técnicos de calidad, confiabilidad y seguridad
del servicio de energia,

(i) definir mediante arbitraje los conflictos que se presenten entre los diferentes agentes
del sector en cuanto a interpretacién de acuerdos operativos y comerciales,

() velar por la proteccion de los derechos de los consumidores, en especial los de
estratos de bajos ingresos

La Ley establece los conceptos bésicos de las tarifas para las ventas de electricidad que
hacen al negocio de las actividades de distribucion y comercializacion de energia eléctrica y
su vinculacien con el usuario final. Estos elementos basicos se basan en los principios
establecidos en la Ley 142 y se extienden también a temas relacionados con la conservacion
del medio ambiente' los contratos de concesion y el uso eficiente de la energia.

La Ley 143 de 1994, en su articulo 39, establece que “los cargos asociados con el acceso y
uso de Jas redes del sistema interconectado nacional cubrirén, en condiciones Optimas de
gestion, los costos de inversion de las redes de interconexioén, transmision y distribucion,
segtin los diferentes niveles de tension, incluido el costo de oportunidad de capital, de
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administracién, operacion y mantenimiento, en condiciones adecuadas de calidad y
confiabilidad, y de desarrollo sostenible. Estos cargos tendran en cuenta criterios de
viabilidad financiera’.

444, Ley689de 2001 Modifica parciaimente la Ley 142 de 1994

La Ley 689 de 2001 modifica parcialmente la Ley 142 de 1994, Entre los aspectos & destacar
estan:

« Creacion de los "comités municipales de desarrolio y control social de los servicios
publicos domiciliarios”;
« Aspectos de control de gestion de las empresas de servicios publicos
o Las comisiones de regulacion deberan definir los criterios que permitan
evaluar la gestion y resultados de las entidades prestadoras, ¥ clasificarlas de
acuerdo a su nivel de riesgo.

o La Superintendencia de Servicios Publicos Domigiliarios (SSPD) debera
adoptar las categorias de clasificacion respectivas que establezcan las
comisiones de regulacion y clasificar a las entidades prestadoras de SErvicios
publicos sujetas a su control.

o Las Empresas de Servicios Publicos deberan tener un plan de gestion y
resultados de corto, mediano y largo plazo gue sirva de base para el control
que se ejerce sobre ellas.

« Funciones de la SSPD

o Controlar y fiscalizar el cumplimiento de las disposiciones vigentes, y
sancionar sus violaciones

o Vigilar y controlar el cumplimiento de los contratos entres las empresas de
servicios pablicos y los usuarios

o Establecer los sistemas uniformes de informacion 'y contabilidad que deben
aplicar quienes presten servicios publicos, segun la naturaleza del servicio y
el monto de sus activos, y con sujecion siempre a los principios de
contabilidad generaimente aceptados.

o Dar concepto a las Comisiones de Regulacion y a los ministerios sobre las
medidas que se estudien en relacion con los servicios pablicos.

o Dar concepto a las Comisiones de Regulacion y a los ministerios sobre las
medidas que se estudien en relacion con los servicios publicos.

o Vigilar que los subsidios presupuestales que la Nacién, los departamentos y
los municipios destinan a las personas de menores ingresos, se utilicen en la
forma prevista en las normas pertinentes.

o Mantener un registro actualizado de las entidades que prestan los servicios
publicos.

o Tomar posesion de las empresas de servicios publicos en casos especiales.

o Evaluar la gestion financiera, técnica y administrativa de los prestadores de
servicios publicos sujetos a su control, inspeccion y vigilancia, de acuerdo con
los indicadores definidos por las Comisiones de Regulacién; publicar sus
evaluaciones y proporcionar, en forma oportuna, toda la informacion
disponible a quienes deseen hacer evaluaciones independientes.

o Verificar la consistencia y la calidad de la informacion que sirve de base para
efectuar la evaluacion permanente de la gestion y resultados de las personas
que presten servicios publicos sometidos a su control, inspeccion y vigilancia,

%
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asi como de aquella informacion del prestador de servicios publicos que esté
contenida en el SUI de los servicios publicos.

o Sancionar a las empresas que no respondan en forma oportuna y adecuada
las quejas de los usuarios.

o Resolver los recursos de apelacién que interpongan los usuarios conforme a
lo establecido en el articuio 15¢ de la Ley 142 de 1994.

o Adelantar las investigaciones por competencia desleal y practicas restrictivas
de la competencia de los prestadores de servicios publicos domiciliarios e
imponer las sanciones respectivas, de conformidad con el articulo 34 de la
Ley 142 de 1994.

o FEfectuar recomendaciones a las Comisiones de Regulacion en cuanto a la
regulacion y promocion del balance de los mecanismos de control, y en
cuanto a las bases para efectuar la evaluacion de la gestion y resultados de
las personas prestadoras de los servicios publicos sujetos a su control,
inspeccion y vigilancia.

o Agistir, con voz, a las Comisiones de Regulacion, y delegar la asistencia
anicamente en los Superintendentes Delegados.

« Del Sistema Unico de Informacion
o Corresponde a la SSPD, establecer, administrar, mantener y operar un
sistema de informacién que se surtira de la informacion proveniente de los
prestadores de servicios pliblicos sujetos a su control, inspeccion y vigilancia,
para que su presentacion al publico sea confiable, conforme a lo establecido
en el articulo 53 de la Ley 142 de 1994.

o FEl sistema de informacion que desarrolle la SSPD seré unico para cada uno
de los servicios publicos, actividades inherentes y actividades
complementarias de que tratan las Leyes 142y 143 de 1994, y tendra como
propositos:

= Evitar la duplicidad de funciones en materia de informacion relativa a
los servicios ptblicos.

«  Servir de base a la Superintendencia de Servicios Publicos en el
cumplimiento de sus funciones de control, inspeccion y vigilancia.

= Apoyar las funciones que deben desarrollar los agentes o personas
encargadas de efectuar el control interno, el control fiscal, el control
social, la revisoria fiscal y la auditoria externa.

= Apoyar las funciones asignadas a las Comisiones de Regulacion.

» Facilitar el ejercicio del derecho de los usuarios de obtener
informacién completa, precisa y oportuna, sobre todas las actividades
y operaciones directas o indirectas que se realicen para la prestacion
de los servicios publicos.

4.4.1. Ley 1150 de 2007

El articulo 29 de esta Ley establece que todos los contratos en que los municipios o distritos
entreguen en concesion la prestacion del servicio de alumbrado publico a terceros, deberan
sujetarse en todo a la Ley 80 de 1993, contener las garantfas exigidas en la misma, incluir la
clausula de reversion de toda la infraestructura administrada, construida o modernizada,
hacer obligatoria la modernizacion del Sistema, incorporar en el modelo financiero y
contener el plazo correspondiente en armonia con ese modelo financiero. Establece asi
mismo que se diferenciarad claramente el contrato de operacion, administracion,
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modernizacion, y mantenimiento de aquel a través del cual se adquiera la energia eléctrica
con destino al alumbrado publico, que s& regira por las Leyes 142 y 143 de 1994. Se define
que la CREG debe regular el contrato y el costo de facturacion y recaudo conjunto con el
servicio de energia de la contribucién creada por la Ley 97 de 1913 y 84 de 1915 con
destino a la financiacion de este servicio especial inherente a la energia.

442 Ley 1215 de 2008

Esta Ley adiciona un nurmeral al articulo 89 de la Ley 142, que establece que quienes
produzcan energia eléctrica como resultado de un proceso de cogeneracion, entendido este
como la produccion combinada de energia eléctrica y energia térmica que hace parte
integrante de su actividad productiva, podran vender excedentes de electricidad a empresas
comercializadoras de energia. Comete a la CREG establecer los requisitos y condiciones
técnicas que deben cumplir los procesos de produccion combinada de energia eléctrica y
energia térmica para que sean considerados un proceso de cogeneracion y la metodologia
para la remuneracion del respaldo que otorga el Sistema Interconectado Nacional a los
Cogeneradores, la cual debe reflejar los costos que s causan por este concepto.

4.43. Ley 1376de 2010

La Ley 1376 dispone la vigencia del Fondo de Apoyo Financiero para la Energizacion de las
Zonas Rurales Interconectadas, Faer, creado por el articulo 105 de la Ley 788 de 2002 hasta
el 31 de diciembre de 2018, cometiendo a la CREG la realizacién de los ajustes necesarios a
la regulacion vigente. La ley dispone que los recursos economicos del Fondo se destinaran
a financiar planes, programas y proyectos priorizados de inversion para la construccion de la
nueva infraestructura eléctrica y para la reposicion y rehabilitacion de la existente en Zonas
de Dificil Gestion y Zonas Rurales de Menor Desarrollo, con el propésito de ampliar la
cobertura, mejorar 1a calidad y continuidad del servicio y procurar la satisfaccion de la
demanda de energia en las Zonas Interconectadas.

44.4. Ley1428de 2010

Modifica el articulo 3 de la Ley 1117 de 2006 en relacion con la aplicacién de los subsidios a
los usuarios de estratos 1y 2 de los servicios de Energia Eléctrica y Gas Combustible por
redes de tuberia, pasando el subsidio de estrato 1 de 50% a 60% y el de estrato 2 de 40% a
50%, con aplicacion desde el 1 de enero de 2011.

445  Ley 1430 de 2010
La Ley 1430 de 2010 modifica el esquema de contribuciones del sector industrial.

Establece que para los efectos de la sobretasa o contribucion especial en el sector eléctrico
de que trata el articulo 47 de la Ley 143 de 1994, se aplicara para los usuarios industriales,
para los usuarios residenciales de los estratos 5y 6, y para los usuarios comerciales, el
veinte por ciento (20%) del costo de prestacion del servicio.

Los usuarios industriales tendran derecho a descontar del impuesto de renta a cargo por el
afio gravable 2011, el cincuenta por ciento (50%) del valor total de la sobretasa a que se
refiere el presente paragrafo. La aplicacion del descuento aqui previsto excluye la
posibilidad de solicitar la sobretasa como deducible de la renta bruta.

A partir del afio 2012, esos sujetos no seran sujetos del cobro de esta sobretasa. Asi
mismo, el gobierno establecera quién es el usuario industrial peneficiario del
descuento y sujeto de la presente sobretasa.

446, Decreto 3734 de 2003

En el afio 2003 el Ministerio de Minas y Energia condiciono la liberalizacion del limite para
ser usuario no regulador por parte de la CREG al establecer que si como consecuencia de
esa medida se afectaban los ingresos del distribuidor o la tarifa a los usuarios regulados. El
Decreto indica que en ‘aras de proteger el mercado’ la regulacion debera establecer una

&
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relacién simetrica en la asignacion de responsabilidades entre los agentes en la prestacion
del servicio universal, en todos sus parametros incluyendo pérdidas y la forma de cobro del
cargo de comercializacion.

El Decreto establece que la CREG debera incluir en la definicion de cargos de
comercializacion los siguientes costos y/o riesgos: (a) Por ser comercializadores de Ultima
instancia; (b) por la gestion que deben realizar los comercializadores cuya demanda
comercial se calcula con base en balances de energia, para verificar el sistema y los
registros medicion de clientes y fronteras de otros comercializadores; (c) las
responsabilidades relacionadas con la asignacion y calculo de las pérdidas de energia

Se establece que el nimero minimo de usuarios de estratos socioeconémicos 1, 2y 3
(urbanos y rurales) que debe incorporar un Comercializador a su base de clientes se
determinaré de forma tal que se equilibren los consumos promedio de los usuarios de los
Comercializadores en un Area de Comercializacion. El nimero de usuarios se determinara
de acuerdo con los siguientes criterios y parametros:‘(a) La relacion entre los consumos
promedios de los usuarios regulados de un Comercializador en un Area de Comercializacion
y los consumos promedio de todos los usuarios regulados de la respectiva Area de
Comercializacion; (b) El nimero de usuarios regulados de los estratos residenciales 4, 5y 6
y los no residenciales de la base de clientes del Comercializador; (¢} La distribucién de los
usuarios de los estratos 1, 2 y 3 del Area de Comercializacion se debe reflejar en el numero
de usuarios que debe incorporar a su base de clientes el respectivo Comercializador; (d) E
cargo de comercializacion que apliquen los Comercializadores en un Area de
Comercializacion sera el que resulte de considerar &l consumo de! nimero total de usuarios
regulados.

Este Decreto realmente pone en cuestion las competencias que la Leyes 142 y 143
asignaron a la CREG sobe la materia, ya que entre sus competencias esté el establecer los
limites para ser usuario no regulado.

4.4.7. Decreto 2696 de 2004

En 2004, el Gobierno dictd el Decreto 2696 en el que define un conjunto de reglas minimas
para garantizar la divulgacion y la participacién en las actuaciones de las Comisiones de
Regulacién. El Decreto incorpora importantes aspectos relacionados con el Acceso a la
Informacién, Agenda Regulatoria, Resoluciones de caracter general, obligatoriedad de
realizar un Informe de Gestion y de Resultados.

El articulo 13 del decreto mencionado establece que las Comisiones deben realizar cada
tres afios un “estudio del impacto del marco regulatorio en su conjunto, sobre la
sostenibilidad, viabilidad y dindmica del sector respectivo”. De otra parte, por su importancia
dentro de los objetivos de esta evaluacion se ha incluido el andlisis de los intercambios de
energia que se han venido realizando en el marco de la Decision CAN 536.

Es un Decreto que marca un antes y un despues en lo que atafie a la calidad del proceso
regulatorio colombiano, tema que sera analizado en otro informe.

448 Decretos 387 y 4977 de 2007

Mediante el Decreto 387 de 2007, ajustado por el Decreto 4977 del mismo afio, el Gobierno
Nacional establecié varias disposiciones “pretendiendo corregir las distorsiones a la
competencia que se venia dando en la comercializacion del mercado regulado™

1. Las formulas tarifarias deben reconocer el costo de la energia adquirida por los
Comercializadores Minoristas que atienden Usuarios Regulados, y que dicha energia
debera ser adquirida a través de los mecanismos de mercado establecidos por la
CREG.

2. Las pérdidas de energia totales de un Mercado de Comercializacion que se apliquen
para efectos del calculo de la demanda comercial de los Comercializadores
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Minoristas que acttien en dicho Mercado, se distribuiran entre éstos a promrata de sus
ventas.

3. La férmula tarifaria incluira un Costo Base de Comercializacion que remunerara los
costos fijos de los Comercializadores Minoristas y un margen de Comercializacion
que refleja los costos variables de la actividad.

4. La CREG reconocera al Operador de Red el costo eficiente del Plan de reduccién de
Pérdidas No Técnicas, el cual sera trasladado a todos los Usuarios Regulados y No
Regulados conectados al respectivo Operador de Red.

5. La CREG adoptara los mecanismos que permitan dar cumplimiento a lo establecido
en el articulo 30 de la Ley 1117 de 2006 (sobre subsidios).

El decreto define la actividad de comercializacion minorista como “/a actividad que consiste
en la intermediacién comercial entre los agentes que prestan los servicios de generacion,
transmisién y distribucién de energia eléctrica y los usuarios finales de dichos servicios, bien
sea que esa actividad se desarrolle o no en forma combinada con otras actividades del
sector eléctrico, segan lo dispuesto por la regulacion y la ley.” El comercializador minorista
es el “Generador-comercializador’, distribuidor-comercializador o comercializador que
desarrolla la actividad de comercializacién minorista”.

4.4.9. Decreto 2424 de 2006

Regula la prestacion del servicio de alumbrado publico y las actividades que realicen los
prestadores de ese servicio. Establece que los municipios o distritos son los responsables
de la prestacion del servicio de alumbrado publico. EI municipio o distrito lo podra prestar
directa o indirectamente, a través de empresas de servicios publicos domiciliarios u otros
prestadores del servicio de alumbrado publico.

4.410. Decreto 388 de 2007 y Decretos 1111 y 3451 de 2008: Politicas y Directrices para
asegurar la cobertura del servicio

El Gobierno Nacional, en el Decreto 388 de 2007, modificado por los Decretos 1111 y 3451
de 2008, fij6 las politicas y directrices relacionadas con el aseguramiento de la cobertura del
servicio de electricidad, que debia seguir la CREG al fijar la metodologia de remuneracion de
la actividad de distribucién para el periodo 2008 — 2013. Estas politicas y directrices pueden
resumirse asi:

3. Minimizar diferencias tarifarias: Con el fin de “aproximar, hasta donde fuere posible,
los cargos por uso que enfrentan los usuarios finales del Sistema Interconectado
Nacional”, se ordent la conformacion de Areas de Distribucion o ADD. Estas estan
definidas como el ‘conjunto de redes de transmision regional y/o distribucion local
destinado a la prestacién del servicio en zonas urbanas y rurales, que son operadas
por uno o mas Operadores de Red y que se conforman teniendo en cuenta la
cercanfa geogréfica de los mercados atendidos y el principio de neulralidad
establecido en la ley™.

4. Procurar la Universalizacién del Servicio, entendiendo por tal el “objetivo consistente
en ampliar la cobertura del servicio eléctrico a toda la poblacion, asi como, garantizar
el sostenimiento de dicho servicio a la poblacion ya cubierta por el mismo, teniendo
en cuenta criterios técnicos y econoémicos™ . Para ello, se establecen los siguientes
lineamientos:

° Decreto 388 de 2008, Articulo 3.
o Decreto 388 de 2008, Articulo 1.

" Ibidem.
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e. Reconocimiento de la totalidad de la red que se encuentre en operacion y su
reposicion, para asegurar la continuidad del servicio; slo por excepcion y por
razones de eficiencia, puede reconocerse un menor valor.

f. Para proyectos de expansién cuyo costo sea inferior al costo medio vigente:

i) Se establece la posibilidad de realizar convocatorias publicas y la
remuneracion sera la resultante de la convocatoria;

iv)  Sino se utilizan convocatorias, se prevé la actualizacién inmediata de los
cargos por uso.

g.  Elaboracion del Plan Indicativo de Expansién de la Cobertura a cargo de la
UPME.

h.  Limitaciones a cambios entre niveles de tensidn y conexion, para no afectar las
condiciones de conexion y acceso de todos los usuarios.

4.4.11. Decretos 1122, 1123, 1124, 2220 y 4813 de 2008 y Decreto 4926 de 2009

« Decreto 1122 de 2008: Reglamenta el Fondo de Apoyo Financiero para la
Energizacion de las Zonas Rurales Interconectadas, FAER.

« Decreto 1123 de 2008: Reglamenta el Programa de Normalizacion de Redes
Eléctricas, financiado hasta con un 20% del recaudo de los recursos del Fondo de
Apoyo Financiero para la Energizacién de las Zonas Rurales Interconectadas, FAER,
de acuerdo con o dispuesto en el articulo 10 de la Ley 1117 de 2006 y con los
recursos previstos en el articulo 68 de la Ley 1151 de 2007, con los ajustes
establecidos en la Resolucion CREG-003-2008

o Decreto 1124 de 2008: Reglamenta el Fondo de Apoyo Financierc para la
Energizacion de las Zonas No Interconectadas — FAZNI

« Decreto 2220 de 2008: Determina el procedimiento para la contratacion de areas de
servicio exclusivo para la prestacion del servicio plblico de energia eléctrica en las
Zonas No Interconectadas.

« Decreto 4813 de 2008: Modifica el Decreto 1124 de 2008.

« Decreto 4926 de 2009 Modifica el Decreto 1123 de 2008, que reglamenta el
Programa de Normalizacion de Redes Eléctricas.

4.4.12. Decreto 3414 de 2009

La Resolucién CREG 119-2007 se aprobé en el marco de lo dispuesto por el Decreto 387 del
mismo afio. Sin embargo, la aplicacién de un cargo fijo por factura implica un aumento del
cargo de comercializacion para los usuarios de bajos consumos y por lo tanto tiene impacto
en los subsidios requeridos del Presupuesto General de la Nacion.

Es asi que el Decreto de 2009 sefiala:

“ Que la implementacion del Costo Base de Comercializacion, como componente de la
férmula tarifaria, que remunera los costos fijos de las actividades desarrolladas por l0s
Comercializadores Minoristas de energia eléctrica que actaan en el Mercado Regulado,
tiene como efectos el incremento tarifario del cargo de comercializacion; lo cual impacta
directamente el Presupuesto General de la Nacion, debido al incremento de subsidios en los
estratos 1 y Il, en un célculo aproximado de 210.000 millones de pesos para la vigencia fiscal
de 2008."

Como consecuencia de ello, el Decreto establece que “La Comisién de Regulacion de
Energia y Gas, al adoptar la metodologia de remuneracién de la actividad de
comercializacion sélo aplicara lo dispuesto por el literal g) del articulo 30 del Decreto 387 de
2007, si al momento de aprobar dicha metodologia, el Ministerio de Minas y Energia
establece que a la luz de lo previsto en el Marco de Gasto de Mediano Plazo, dispondra de
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los recursos necesarios para sufragar los gastos adicionales por concepto de subsidios a la
demanda.”

4.4.13. Reglamentacién Técnica

Los reglamentos técnicos que rigen las actividades del sector han sido emitidos por el
Ministerio de Minas y Energia, de acuerdo con las competencias que le asigna Ia ley.

El Articulo 79 de la Ley 142 de 1994 establece que corresponde al Ministerio de Minas y
Energia sefialar los requisitos técnicos que deban cumplir las obras, equipos y
procedimientos de las empresas de servicios publicos domiciliarios de energia eléctrica y
gas combustible, y el Numeral 4° del Articulo 3° del Decreto 070 de 2001 sefiala que
compete al Ministerio de Minas y Energia adoptar los reglamentos y hacer cumplir las
disposiciones constitucionales, legales y reglamentarias relacionadas con el sector minero
energético.

5. CARACTERISTICAS GENENALES DEL SECTOR DE ENERGIA ELECTRICA
COLOMBIANO

Al comienzo de la década del 1990, Colombia inicié un importante proceso de reforma
estructural de su economia incluyendo importantes incentivos a la participacién privada,
apertura comercial, legislacion laboral, politica cambiaria. El sector energético no fue la
excepcion y es en ese contexto que se dictaron las Leyes 142 y 143 de 1994, las que
constituyen los pilares de la reforma estructural del sector eléctrico. La Ley 142 establece el
régimen de servicios publicos domiciliarios en general, mientras que la Ley 143 establece el
marco regulatorio del sector eléctrico.

Con anterioridad a las Leyes 142 y 143, el sector se caracterizaba por:

« Escasa participacion del sector privado, siendo operado por la Sociedad de
Interconexion Eléctrica (I1SA), cuyos accionistas eran las 4 principales empresas
publicas de distribucion de energia eléctrica: Empresas Publicas de Medellin
(EPPMM), Empresa de Energia de Bogota (EEB), la Corporacion Auténoma del Valle
del Cauca (CVC), y el ICEL;

e Fuerte endeudamiento del sector publico para financiar las ampliaciones de
infraestructura;

» Alta dependencia de la generacién hidrica;

o Baja disponibilidad del parque térmico existente;

s Elevados niveles de pérdidas;

o Escasa transparencia en los procesos de formacién de precios y tarifas. Precios
fijados por el Gobierno, a través del Ministerio de Minas y Energia (MME);

o Bajos niveles de eficiencia en la gestion empresarial;

« Falta de garantias para proteger los derechos de los usuarios.

Dadas estas caracteristicas de la industria, los objetivos fundamentales de las reformas
efectuadas se resumen en:

« Afraer capital privado para el sector, reduciendo la carga para las arcas del sector
publico;

e« Aumentar los niveles de eficiencia economica de las empresas del sector,
introduciendo competencia en aquellos segmentos donde fuese posible (generacion
y comercializacién) y regulando los segmentos de caracteristicas monopolicas
(transporte y distribucion);

« Garantizar el abastecimiento energético del pais, a través de una oferta flexible y
diversificada;
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o Proteccién de los derechos de los usuarios;
« Mejorar la calidad de los servicios prestados;
« Transparencia en la asignacion de costos;

¢ Promover la sostenibilidad financiera:
o Incentivo a la inversion privada

o Tarifas que reflejen los verdaderos costos de provision del Servicio
o Alinear precios con costos de produccion

« Garantizar la sostenibilidad social: subsidios claros y transparentes
e Separar las funciones del Estado como empresario y Regulador, y promover la
inversion privada.
Algunos de los rasgos centrales de la regulacion introducida por las Leyes 142y 143 de 1994
y la normativa posterior son los siguientes:

o Separacion de actividades de la cadena: generacién, transporte, distribucion y
comercializacion, limitando la integracién vertical

» Acceso abierto a la infraestructura

e Creacion de organismos estatales especificos para el ejercicio de la funcion
regulatoria, en pos de promover la libre competencia, la prevencién del abuso de
posicién dominante, buscando la eficiencia y calidad de la prestacion del Servicio.

« Promocion de la participacion del sector privado en las nuevas inversiones

e Criterios econémicos de tarifacion de modo de promover la eficiencia y permitir
equilibrio economico-financiero de las empresas.
La reforma del sector eléctrico colombiano iniciada en el afio 1994 constituye un avance
importante en fa provisién de los servicios publicos. La reforma procuré conjugar al mismo
tiempo objetivos de eficiencia, sostenibilidad y equidad, objetivos que no son sencillos de
armonizar.

A diferencia de muchos paises latincamericanos que reformaron su sector eléctrico
adaptando a sus necesidades el modelo chileno (Millan, 2006), Colombia opté por un
modelo similar al de Inglaterra y Gales. En efecto, el modelo aplicado para organizar el
mercado mayorista descansa en tres pilares:

« un sistema de ofertas de precios sin discriminacion entre generadores térmicos e
hidro

» un despacho uninodal

« fomento de la competencia a través de la presencia de comercializadores y la
liberalizacion de la demanda.

En las siguientes secciones se aborda el analisis conceptual de las principales resoluciones
emitidas por la CREG entre los afios 2008 y 2010, a fin de permitir la posterior evaluacion del
impacto regulatorio sobre el sector. A tal fin, se consideraran los aspectos criticos que
tengan incidencia sobre la sostenibilidad, viabilidad y dinamica del Sector en todos sus
eslabones (generacion, transporte, distribucion y comercializacion). Entre esos aspectos
criticos se tuvieron en cuenta: Incentivos a la Inversion, Reglas de Formacion de Precios,
Condiciones de Acceso y Competencia, y Regulacién de Calidad y Control de Gestion.
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Il - MERCADO MAYORISTA
1. OBJETIVOS REGULATORIOS

1.1.  Confiabilidad — Seguridad de Abastecimiento de la demanda

La CREG ha emitido una serie de resoluciones de forma de cumplir con los objetivos
establecidos por el legislador, en particular en lo que respecta la Ley 1151 de 2007, que
impone desarrollar el marco regulatorio que incentive la inversién en expansién de la
capacidad de generacién. La Ley es aun mas especifica y establece consolidar el marco
regulatorio del cargo por confiabilidad mediante la estructuracién de subastas de energia
firme como esquema fundamental, para la entrada de nuevos proyectos de generacion de
energia eléctrica.

Para analizar la implementacion del CxC hay que tener en cuenta que en cualgquier mercado
suceden procesos ciclicos de expansién, en los cuales la sefial de inversion la conforman el
crecimiento de la demanda, los precios del mercado spot (bolsa), y los precios y duracién de
los contratos. Altos precios en el mercado spot constituyen rentas de escasez, que en
mercados como el de energia eléctrica, en los que la instalacién de capacidad adicional
requiere altos niveles de inversién y prolongados periodos de construccion, no constituyen
necesariamente una sefial oportuna. La existencia de contratos de energia de muy largo
plazo mitiga parcialmente el riesgo en la inversion, al permitir que la sefial de precios futuros
apalanque la expansion; no obstante la incertidumbre de los precios de los combustibles en
periodos relativamente largos puede limitar la duracién de estos contratos a periodos
relativamente cortos.

Este problema que es estructural en los mercados de energia eléctrica se agrava cuando se
presentan los siguientes eventos: i) existencia de un parque de generacién con un alto
componente de generacion hidraulica que atiende la demanda la mayor parte del tiempo,
pero que adolece de marcada estacionalidad, como es el caso colombiano; i) Los aportes
hidricos estan sometidos a contingencias climaticas, i} No toda la demanda esté
contratada; iv) La demanda sea inelastica a los precios.

Por ejemplo, si se dispone de un parque de generacion con una componente hidraulica aita,
de marcada estacionalidad y baja regulacién (capacidad de embalse real baja), como es el
caso colombiano, y adicionalmente dicho parque enfrenta contingencias hidrolégicas como
el denominado fenémeno de “El Nifio” o fendmeno del Pacifico (sequias sin un periodo
claramente definido), se requiere de un parque de reserva que permita superar dichas
estacionalidades o contingencias.

Si no toda la demanda esta contratada, parte del riesgo de escasez queda a cargo de la
demanda, sin que ésta pueda gestionarlo.

Finalmente, si la demanda es inelastica a los precios, ello implica que en situaciones de
escasez no basta con subir los precios de la energia, sino que es preciso racionar.

Inicialmente el problema anteriormente descripto se traté mediante la aplicacién del
denominado Cargo por Capacidad. Este cargo constituy6 un ingreso para los generadores
que, como resultado de una simulacion de la operacion del sistema, en un afio determinado
le daban un soporte a la capacidad del sistema cuando éste enfrentaba situaciones
extremas.

Este esquema presentd las siguientes limitaciones, entre otras:

e La asignacién de recursos del Cargo por Capacidad no se reflejaba en un
compromiso soportado, para que en una situacion de escasez real los adjudicatarios
asumieran compromisos claros frente a la demanda, que garantizaran los resultados
de la simulacién.
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e La calidad de la informacién y el detalle de la forma como se modelaba el sistema
dejaba espacio para arbitrar las asignaciones.

o El valor remunerado era un célculo estimado del regulador.

¢ La asignacién era anual, lo cual no constituia una sefial de largo plazo para un
inversionista.

El mecanismo planteado para la remuneraciéon por concepto de Cargo por Confiabilidad
conserva los principios fundamentales y los objetivos buscados por el Cargo por Capacidad,
pero adicionalmente, “permite a los agentes generadores, tanto térmicos como hidraulicos y
de otras tecnologias, la autovaloracién de sus recursos de generacion, eliminando el
procedimiento centralizado de determinar el valor de agua y los costos variables de
generacién y vincula de manera consecuente, esta valoracion con el mercado ocasional.”

El instrumento del Cargo por Confiabilidad cumple ademas con los siguientes aspectos:

¢ Se determina claramente el producto que se pretende remunerar, denominado
Energia Firme para el Cargo por Confiabilidad (ENFICC).

« Se establece un mecanismo de asignacién de mercado.

« Se adopta un esquema de garantias acordes con los compromisos y la remuneracion
recibida por los adjudicatarios del Cargo por Confiabilidad.

Mediante los denominados Anillos de Seguridad se establecen mecanismos que permiten
ajustar los requerimientos tanto de la demanda como de la oferta.

El mismo objetivo regulatorio de garantizar la confiabilidad en el abastecimiento de la
demanda fundamenté a criterio de la CREG, y en el marco de las resoluciones aprobadas
por el Ministerio de Minas y Energia, la aprobacién de un conjunto de normas transitorias

para reducir la probabilidad de déficit durante el evento “El Nifio” enfrentado en el segundo
semestre de 2009 y primer semestre de 2010.

1.2. Recuperacion de los costos de arranque y parada de unidades térmicas

Ademas de la implementacién del Cargo por Confiabilidad y sus ajustes, en el periodo 2008-
2010 la CREG realizé ajustes para asegurar el objetivo de cubrimiento de los costos de
arranque y parada de las unidades térmicas, reduciendo el riesgo que enfrentan los agentes
al formular sus ofertas a la Bolsa y mejorando la competencia entre unidades térmicas e
hidraulicas.

2. INSTRUMENTOS REGULATORIOS

21. Soluciones metodolégicas implementadas por la CREG
2.1.1. El Cargo por Confiabilidad

El Cargo por Confiabitidad fue inicialmente regulado por Resolucion CREG 071 de 20086.

A continuacion se realiza un analisis general de los elementos que integran el esquema del
Cargo por Confiabilidad:

+ El producto

Histéricamente aproximadamente el 65% de la energia producida en Colombia es de origen
hidro y esta, por lo tanto, expuesto a contingencias climaticas cuando tales contingencias
conllevan situaciones de sequias, se requiere la disponibilidad de energia diferente a la
hidraulica. La CREG establecié el concepto de Energia Firme para el Cargo por Confiabilidad
(ENFICC), definida como la méaxima energia eléctrica que es capaz de entregar una planta
de generacion durante un afio de manera continua, en condiciones extremas de bajos
caudales. En recientes desarrollos regulatorios la CREG ha introducido otros conceptos
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tendientes a hacer mas operativo el concepto de ENFICC, en especial en situaciones de
escasez.

El esquema de CxC consiste en remunerar la disponibilidad de la energia firme de los
generadores. La energia firme de un generador hidraulico depende de ia disponibilidad de
las maquinas, 1a capacidad de sus embalses y de como han sido histéricamente los aportes
hidrolégicos en sus plantas en condiciones de sequia. La energia firme de un generador
térmico depende de la disponibilidad de la maquina y de los combustibles que requiere para
operar.

En el esquema adoptado, los generadores declaran cual es su ENFICC (Es la maxima
energia eléctrica que es capaz de entregar una planta de generacion continuamente, en
condiciones de baja hidrologia, en un periodo de un afio), esto es la energia firme que estan
dispuestos a comprometer para garantizar la confiabilidad del sistema cuando se presenten
condiciones criticas; en contraparte el sistema les remunera mediante una prima mensual
denominada el Cargo por Confiabilidad. La ENFICC se mide en forma independiente; la
declarada es verificada por el operador.

Como parte del esquema se adoptd un mecanismo para asignar a cada generador la
cantidad de energia firme con que se va a comprometer con el sistema, a tales cantidades
se les denomina Obligaciones de Energia Firme (OEF) y el mecanismo de formacién de
precio del Cargo por Confiabilidad (precio de la prima). Adicionaimente se adoptd una forma
objetiva para determinar que se ha presentado una situacién critica del sistema.

« Definicion de la Situacién Critica

En un ambiente de mercado, la abundancia o escasez de un bien determina el precio del
mismo, por lo cual el precio conforma la sefial que brinda la mayor informacién sobre su
disponibilidad.

Utilizando este principio, la CREG adopté el concepto de precio de escasez (PE) de la
energia eléctrica. De tal forma que si el precio de bolsa alcanza al menos en una hora de un
dia el denominado PE, es obligacidon que el generador entregue fisicamente la OEF
correspondiente en ese dia.

Si el PE adoptado es demasiado alto, puede no dar una sefial oportuna para que los agentes
den un manejo adecuado de sus recursos. En el caso de los generadores hidraulicos deben
contar con suficiente agua para respaldar su compromiso, en el caso de los generadores
térmicos, deben tener la maquina y los combustibles que requieren.

El PE debe estar ajustado para que identifique una escasez real con la debida oportunidad.
El PE se establecid basado en los costos de las plantas mas costosas del sistema. La idea
es que se espera que el precio de escasez permita recuperar los costos variables (costo del
combustible) o gran parte de ellos. Adicionalmente se establecio un indexador para el precio
de escasez permita modular el riesgo en la variacion de los precios de los combustibles
liquidos.
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» Mecanismo de Asignacién

Cada agente que aspire a ser remunerado con CxC debe pasar por un proceso frente a la
CREG para declarar su disponibilidad de ENFICC, acompafiada por una declaracién de los
parametros de las plantas que permita verificar tal ENFICC. Con base en las proyecciones de
demanda realizadas por la Unidad de Planeacion Minero Energética - UPME, la CREG
determina las necesidades de energia que considera deben ser cubiertas en un afio futuro
determinado, a dicho valor se le denomina la Demanda Objetivo y para esta demanda define
un precio, denominado costo de entrada (CE), en funcidn de este punto se caracteriza una
curva de demanda (cantidades y precios), con la cual se realiza una subasta de reloj
descendente la cantidad tota! de energia firme adquirida por el sistema, la asignacion de
OEF para cada oferente y el precio de a prima que se pagara a cada adjudicatarios de OEF.

La subasta se inicia a partir de un precio suficientemente alto (dos veces el costo de
entrada) para garantizar la concurrencia de suficiente oferta, en el desarrollo de la subasta el
precio se va disminuyendo consecutivamente, permitiendo que simultaneamente la oferta se
vaya ajustando a los nuevos precios, este proceso continua hasta que la cantidad ofertada
se cruce con la curva de demanda establecida previamente. El punto de cruce de la curva
de oferta y la curva de demanda define las cantidades de OEF adjudicadas a cada oferente y
el precio al que se les remunerara tales cantidades.

Con el fin de garantizar el éxito de las subastas y controlar posible poder de mercado, se
establecieron una serie de reglas diferenciales para las plantas existentes con reifacion a las
aplicables a nuevos proyectos, tales como: adquirir sus OEF por el términc de un afio, por
tanto se ven sometidos a los resultados de cada proceso de subasta tanto en las variaciones
de los precios como en las cantidades adjudicadas que resulten de cada proceso de
subasta, son tomadores de precio, se pueden retirar de la subasta solamente cuando el
precio de la misma llegue a un limite inferior dado.
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Los agentes que deben desarrollar nuevos proyectos para cumplir sus OEF, reciben el Cargo
por Confiabilidad por la cantidad resultante de Ia subasta, al precio de cierre de la misma y
hasta por un término de veinte afios segun lo haya requerido en su oferta.

* Subasta de las Generadores con Periodo de Planeacion Superior (GPPS)

Complementariamente a la subasta de reloj descendente, se ha desarrollado la subasta
para los proyectos que por sus caracteristicas técnicas requieren periodos de ejecucion
superiores al periodo entre la ejecucion de la subasta y €l inicio de las OEF, resultantes de
dicha subasta. Previamente a la subasta de reloj descendente, ios representantes de dichos
proyectos GPPS declaran su ENFICC para afios posteriores al ario objetivo de la subasta de
reloj descendente. Dependiendo del precio resultante de la subasta de reloj descendente,
los propietarios de las GPPS mantienen o retiran su oferta. Si para un afo determinado la
oferta de ENFICC de las GPPS supera la demanda requerida, se desarrolla una subasta de
sobre cerrado, adjudicandose a quienes requieran menor precio. Si la oferta agregada de
ENFICC de las GPPS no supera la demanda de ENFICC requerida, se adjudica toda la
ENFICC ofertada y al precio de cierre de la subasta de reloj descendente.




+ Anillos de Seguridad

Se denomina asi a un conjunto de instrumentos previstos para facilitar el cumplimiento de
las OEF o el ajuste de las mismas de requerirlo el sistema:

o Mercado Secundario

Los generadores que disponen de ENFICC no comprometida pueden cubrir durante un
periodo de tiempo determinado, total o parcialmente OEF propias o de otros generadores,
que por razones de mantenimiento u otras razones (inclusive el incumplimiento en la entrada
de un proyecto puede ser cubierto durante un periodo inferior a un afio con ENFICC del
mercado secundario) no puedan estar disponibles, para lo cual deben suscribir un contrato
bitateral (cuando las OEF cubiertas son ajenas) o declararlo (cuando las OEF cubiertas son
propias). Los contratos o declaraciones deben ser registrados en el MEM. Adicionalmente se
implement6 un sistema de informacién del mercado secundaric que permite conocer el
estado de disponibilidad de energia firme en el mercado secundario, los precios y las
duraciones de las transacciones.

<} Demanda Desconectable Voluntariamente

Este anillo de seguridad busca que la elasticidad de los usuarios, que disponen ya sea de
medios alternativos para producir su energia eléctrica o de los mecanismos para gestionar
su uso (porque son cogeneradores, o en ciertas condiciones pueden ser autogeneradores o
simplemente pueden prescindir de su uso), en el evento de requerirse, encuentre una
oportunidad econdmica al desistir de la garantia que Ie brinda el sistema frente a eventos de
escasez. Tal y como esta planteado, este anillo de seguridad requiere que el generador
establezca un acuerdo bilateral con el comercializador que representa al usuario y lo registre
en el MEM (Resolucién CREG 063 de 2010). Uno de los elementos fundamentales de este
anillo de seguridad es la medicién de una linea base de los consumos de este tipo de
usuarios para disponer de una referencia confiable en el evento de requerirse la medicién de
SU NO consumo.

o Activos de Generacion de Ultima Instancia

Consiste en que un generador puede contratar o instalar recursos de generacién,
denominados de Ultima instancia, que no estén transando energia mediante ninguno de los
mecanismos previstos en el MEM, exclusivamente para cubrir sus OEF.

o Subasta de Reconfiguracion

En el proceso de remuneracion del CxC el riesgo de que la demanda sea mayor o inferior al
prondstico lo asume la demanda. En consecuencia se ha previsto el mecanismo
denominado subastas de reconfiguracion para gestionar este riesgo. Las mismas consisten
en que con uno o dos afos de anticipacidon a un afio determinado, se revisan las
proyecciones de demanda, para establecer si hay un exceso o defecto en las OFEF
adquiridas previamente para ese afio. Tales excesos o defectos se subastarian en una
subasta sencilla, la cual ser& de compra o venta de OEF, segln sea el caso. Sera de compra
cuando el sistema deba adquirir mas OEF (las proyecciones de demanda iniciales fueron
inferiores a las nuevas proyecciones de demanda) y en las subastas de venta los
generadores que disponen de OEF para el afio en cuestion, pagarian al sistema por reducir
dichas OEF.

+ Esquema de Garantias

Para garantizar el cumplimiento de las obligaciones que se desprenden de la asignacion de
la ENFICC, la CREG establecié un esquema de garantias que deben ser presentadas por los
oferentes en las diferentes etapas de asignacion y desarrollo de los proyectos para asegurar
el cumplimiento de los siguientes compromisos:
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<} La entrada en operacion de una planta o unidad de generacion nueva o especial.

o La contratacién del suministro de combustibles y ia contratacion del transporte
en firme de gas natural, en las cantidades necesarias para respaldar la OEF
asignada.

o La disponibilidad contindia de combustibles para la generacion de plantas o
unidades de generacion térmica durante el periodo de vigencia de la OEF.

o La declaracion de una ENFICC superior a la ENFICC Base para plantas de
generacion hidraulica.

o La declaracion de una ENFICC superior debido a la mejora en el IHF.
o El pago de la comision de éxito de la promocién de la subasta.
Estas garantias se caracterizan porque son ejecutables de forma inmediata e incondicional.

La Resolucion CREG 061 de 2007" fij6 inicialmente las normas sobre las garantias para el
cumplimiento de las obligaciones asociadas al CxC, las cuales tienen las siguientes
caracteristicas:

o Se garantiza el maximo de los tres primeros afios de obligaciones

o Se asumen todos los eventos a garantizar, siempre y cuando no se trate de la
misma energia.

o Valor igual al monto a recibir por Cargo por Confiabilidad

o Pueden ser presentadas en USD o en COP con una vigencia minima de 1 afio.

o Se aceptan cartas de crédito Stand By Internacionales.
Adiciotnalmente, se establecen las condiciones en las que se debe actualizar el valor de las
garantias:

o Cuando despues de una subasta o mecanismo de asignacién que haga sus
veces se modifiquen las OEF objeto de garantia para la planta o unidad de
generacion.

o Cuando se reporten o modifiquen los retrasos en el cronograma de construccion
y puesta en operacién de una planta nueva o especial.

o Cada vez que la tasa de cambio representativa del mercado presente
variaciones mayores al diez por ciento (10%) del valor con que fue calculada la
garantia vigente.

o Cada vez que se deban ajustar o reponer las garantias (Incluye la renovacién de
las mismas).

o Cuando se haya dado cumplimiento a alguno de los eventos garantizados y el
Agente Generador solicite al ASIC Ia actualizacion del valor de la garantia.

Por otro lado, en caso de constituirse incumplimiento, el ASIC antes del vencimiento de la
vigencia de las garantias procederd a hacerlas efectivas, enviando el aviso de
incumplimiento al Garante respectivo. EI ASIC es el encargado de llevar un registro
actualizado de los eventos de incumplimiento que se presenten.

El dinero que reciba el ASIC como resultado de la ejecucion de las garantias, asi como los
rendimientos generados, se asignan a cada uno de los comercializadores del SIN a prorrata

> Modificada por las Resoluciones CREG 094 de 2007, 029 de 2008, 037 de 2008, 075 de 2009 y
090 de 2009
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de la demanda comercial como un menor costo de restricciones que debe ser trasladado a
los usuarios finales.

¢ Auditorias y Pruebas

Complementario al esquema de garantias, se ha implementado una serie de auditorias a lo
largo de todas fas etapas del proceso para verificar que los parametros declarados para la
determinacion de la ENFICC se ajustan a la realidad, a los sistemas de comunicacién y
demas de la subasta, al proceso de subasta, para verificar el ajuste de los cronogramas de
avance de los nuevos proyectos con los cronogramas inicialmente presentados.

Adicionalmente se ha implementado un esquema de pruebas que garantizan que aquellas
plantas que son remuneradas con cargo por confiabilidad y que no han operado en un
término determinado lo hagan un cierto niimero de horas,

2.1.2. Resoluciones CREG asociadas al Cargo por Confiabilidad en ef perfodo 2008-2010

Si bien las normas fundamentales que regulan el mecanismo del Cargo por Confiabilidad
fueron aprobadas en el afio 2006, durante el periodo en analisis se aprobaron numerosas
resoluciones relacionadas con la normatividad del Cargo por Confiabilidad.

Basicamente se corrigieron ambigtiedades y errores de las normas originales y se realizaron
ajustes asociados a la experiencia adquirida durante el periodo de incidencia del evento de
El Nifio.

La CREG ha orientado su trabajo en los siguientes sentidos:

¢ Perfeccionar los mecanismos para realizar las subastas (tanto la de reloj
descendente, como la de GPPS).

s Viabilizar el uso de combustibles sustitutos en plantas existentes, ante la
incertidumbre de la oferta de gas.

* Viabilizar la importacién de gas natural para respaldar las OEF.

o Complementar el esquema del CxC para garantizar su adecuado funcionamiento
ante el fenomeno del Nifio (periodo 2009-2010, Medidas de Intervencion y actual
propuesta de Resolucién CREG 146 de 201 1)

¢ Flexibilizar el esquema al punto de permitir la cesién de compromisos de OEF.

A continuacion se indican las principales modificaciones adoptadas en el periodo 2008-
2010. En anexo se incluye un listado mas completo de las resoluciones vinculadas al Cargo
por Confiabilidad adoptadas en ese periodo, con una descripcién de su contenido.

* Resolucion CREG 019 de 2008

Esta resolucién aclara ambigiiedades en el procedimiento para la asignacion de OEF a
generadores que representen plantas o unidades de GPPS de la subasta, basicamente: en
lo que refiere a la determinacion del precio de cierre de la subasta cuando la funcién de
demanda de OEF corta la funcién de oferta en un segmento horizontal, a la declaracion de
parametros, el caso especial del proceso de subasta calificada como participacion
insuficiente, fa seleccion del desarrollador para el caso de un proyecto con varios
desarrolladores y precisiones en las reglas para realizar las asignaciones de OEF.

Iguaimente, se complementa la definicion de demanda objetivo y se corrige la situacion en la
cual una parte de la demanda objetivo guedaba descubierta, puesto que se le restaba la
ENFICC de las plantas no despachadas centralmente pero no se les hacia la exigencia que
tuvieran contratos de suministro de energia. También se ajustan los margenes de demanda
de energia (M1y M2) de la funcion de demanda de energia firme.
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* Resolucion CREG 029 de 2008

Por fa cual se define la oportunidad para la verificacion de algunos parametros para el
calculo de la ENFICC.

Estaba pendiente de definirse la oportunidad para verificar los parémetros a que se refiere la
Resolucion CREG - 079 de 2007, lo cual debia hacerse en cumplimiento del articulo 39 de la
Resolucion CREG - 071 de 2006, que dispuso verificar, durante el periodo de transicion,
todos los parametros declarados por los agentes para las plantas y/o unidades de
generacion.

De ofra parte, la Comisién encontré conveniente y necesario practicar la verificacion
permanente de algunos parametros declarados por los agentes para el calculo de la ENFICC
de las plantas y/o unidades de generacién que respaldan su obligacién de energla firme, en
consideracién a que, por sus condiciones, son altamente variables: Suministro de
Combustible y Transporte de Gas natural" en los casos en que se presente copia de los
respectivos contratos, "IHF Plantas Térmicas y Plantas Hidraulicas" y "Serie Historica de
Caudales Medios Mensuales de los Rios del SIN".

La CREG también considerdé necesario determinar la forma de verificacion
en los contratos de suministro y transporte en firme de gas natural o en los contratos de
suministro de otros combustibles, las cantidades y los plazos suficientes para respaldar OEF
y poder asi expedir la certificacion a que se refiere el inciso 3 del articulo 15 del Anexo de la
Resolucion CREG-061 de 2007,

L.a Resolucién establece que los parametros declarados para el calculo de la ENFICC por los
agentes que sean habilitados para participar en la primera subasta para la asignacion de
OEF y que resulten con OEF seran objeto de verificacion de acuerdo con la Res. CREG 071
de 2006.

De igual forma, se verificaran los parametros “Suministro de Combustible y Transporte de
Gas Natural” en los casos en que se presente copia de los respectives contratos, "IHF
Plantas Térmicas y Plantas Hidraulicas” y “Serie Histérica de Caudales Medios Mensuales
de los Rios del SIN" declarados para las plantas y/o unidades de generacién existentes que
sean habilitados para la subasta y que resulten con OEF. EI Centro Nacional de Despacho,
CNO, es el encargado de contratar dichas verificaciones.

¢ Resolucion CREG 030 de 2008

Esta resolucién aclara algunas reglas de la Res. CREG 071 de 2006 relacionadas con la
asignacion de OEF, principalmente unifica la definicion de demanda objetivo con las
resoluciones expedidas para convocar subasta, adiciona la prohibicién de modificar la
informacion declarada para participar en la subasta, define la oferta y unifica la
denominacion de precio a considerar en la apertura de la subasta y se precisa que el exceso
de oferta definido en el reglamento de la subasta aplica para el final de la ronda.

¢ Resolucién CREG 035 de 2008

Mediante esta Resolucidn se permite que los agentes que declararon parametros a 31 de
marzo de 2008 incorporar informacién omitida en el periodo en que CREG solicita a los
agentes aclaracién de los parametros declarados.

« Resoluciéon CREG 037 de 2008

La Resolucién CREG 037 de 2008 modifica lo referente a las garantias expedidas por
entidades financieras del exterior, en el sentido de prever mecanismos expeditos y eficaces
para resolver definitivamente cualquier disputa que pueda surgir en relacion con la garantia,
entre el ASIC en su calidad de beneficiario y el otorgante.
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¢ Resolucion CREG 039 de 2008

Esta Resolucién aprueba el “Procedimiento Operativo y Técnico del Administrador de la
Subasta para la Asignacién de Obligaciones de Energia Firme — OEF”,

De acuerdo con el Reglamento de la Subasta para la asignacion de OEF (Resolucion CREG
102 de 2007) se dispuso que el Administrador de la Subasta podria elaborar los reglamentos
necesarios para las actividades que le fueron encomendadas. En este sentido, se publica el
procedimiento operativo y técnico del Administrador de la Subasta para la asignacion de
OEF aprobado por la CREG, presentado por el Administrador del Sistema de Intercambios
Comerciales del Mercado de Energia Mayorista, ASIC, en su calidad de Administrador de la
Subasta. Este contiene, entre otros aspectos, el reporte y divulgacion de informacién, las
comunicaciones durante la subasta, las condiciones operativas de la subasta, y las
caracteristicas tecnolégicas requeridas por los usuarios del sistema.

* Resolucién CREG 040 de 2008

El Reglamento adoptado mediante esta Resolucion, tiene por objeto establecer las
condiciones y procedimiento para que los agentes o personas juridicas que representan
plantas y/o unidades de GPPS que participen en la subasta de sobre cerrado, el cual
contiene, entre otros aspectos, el plazo para manifestar el retiro del proyecto por parte de los
agentes, el contenido del sobre, tiempo de preparacion, condiciones de entrega del sobre,
forma de establecer el precio marginal, y entrega de garantias.

+ Resolucion CREG 042 de 2008

Esta resolucién modifica, en primer lugar, el Reglamento de la Subasta para la asignacion
de OFEF, adicionando a la regla de desempate prevista en el literal d) del Numeral 3.122y la
forma de célculo de la diferencia entre la ENFICC de las plantas y la variable M1 (margen de
demanda de energia) para efectos de determinar adecuadamente el caso especial de
“competencia insuficiente”.

Se ajusta la regla sobre el porcentaje de demanda a asignar para cada afio en la Subasta de
Sobre Cerrado para GPPS, de acuerdo con la variable L(q) de la ecuacion contenida en el
literal a) del numeral 3 del Anexo 11 de la Resolucion CREG-071 de 2006.

Por otro lado, se modifica la fecha para la entrega de contratos de combustible o garantias
del cronograma para el reporte de informacion por parte de quienes querian ser habilitados
para participar en la primera subasta para la asignacién de OEF, y se ajustan las fechas del
cronograma de actividades para participar en la subasta para la asignacion de OEF con
plantas GPPS.

* Resolucion CREG 056 de 2008

Esta resolucién modifica el proceso de asignacion del Reglamento de la Subasta de Sobre
Cerrado para participantes con Plantas y/o Unidades de Generacion con Periodos de
Construccion Superiores al Periodo de Planeacién de la subasta del Cargo por
Confiabilidad, GPPS.

En la Resolucion CREG 101 de 2007, la CREG habia adicionado a la Resolucién CREG 071
de 2006 el anexo N° 11 (Procedimiento para la asignacién de OEF a generadores que
representan plantas o unidades de generacion con periodos de construccion superiores al
perfodo de planeacion de la subasta (GPPS). Adicionalmente la Resolucion 101 ordend que
el ASIC propusiera a la CREG un Reglamento para la Subasta de Sobre Cerrado (para
asignar las OEF a las GPPS). Con base en la propuesta elaborada por el ASIC y los
comentarios que a la misma hicieron los agentes, la CREG adopté mediante la Resolucion
040 de 2008 dicho Reglamento. Ante solicitudes de los agentes la CREG decide modificar el
Reglamento: se establece una metodologia para optimizar el proceso de asignaciones de
energia de GPPS, estableciendo un precio a la energia no asignada con un valor de
referencia tal que plantas pequefias no desplacen a plantas grandes o que se asigne
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ENFICC a cualquier precio, lo que se consigue estableciendo un valor de referencia de 1.5

veces el precio maximo del cargo por confiabilidad. Adicionalmente se desarrollan otras
definiciones como el concepto de afio GPPS, Energia Firme para el Balance, Periodo GPPS.

El objetivo general buscado es disponer de una regla de asignacion de las energias para las
GPPS y determinar si se requiere o no realizar la subasta de sobre cerrado.

¢ Resolucion CREG 063 de 2010

Por esta resolucién se regula el anillo de seguridad del Cargo por Confiabilidad denominado
Demanda Desconectable Voluntariamente.

Se definen las condiciones para que se establezcan contratos bilaterales entre los
generadores y los comercializadores, estos dltimos, en representacién de un usuario o un
grupo de estos. Igualmente se establecen las responsabilidades del ASIC, del CND y de los
involucrados. Se prevén los ajustes requeridos para medir la DDV y su impacto en la
disponibilidad del agente que la adquirié.

¢ Resolucién CREG 148 de 2010

La Resolucion CREG 085 de 2007 reglamentd, entre otros aspectos, el proceso de pruebas
de disponibilidad, posteriormente la Resolucién CREG 177 de 2008, reglamentd las pruebas
de disponibilidad solicitadas discrecionalmente.

La Resolucion CREG 138 de 2009 establecié aspectos adicionales de las pruebas cuando se
emplean combustibles liquidos o carbén.

La Resolucién CREG 148, permite que quien no dispone de un contrato de combustible
pueda presentar un contrato de respaldo de la OEF del mercado secundario, adicionalmente
establece las condiciones para ceder las OEF y la forma de remuneracién de la generacion
de prueba.

* Resolucion CREG 161 de 2010

Esta Resolucion flexibiliza la opcion de aguellos generadores que no disponen de contratos
de combustible, ampliando la opcion de recurrir a cualquiera de Ios anillos de seguridad o
ceder en condiciones equivalentes la OEF sin respaldo de combustible a un agente que
disponga de ENFICC no asignada.

¢ Resolucién CREG 181 de 2010

Esta resolucién adiciona y modifica disposiciones de la Resolucion CREG 085 de 2007 y
establece otras normas sobre el Cargo por Confiabilidad.

La Resolucién busca establecer mecanismos para garantizar que durante el periodo de las
OEF, los generadores que atienden dichas obligaciones con combustibles liguidos
dispongan de los mismos. Dentro de las medidas establecidas esta la de entregar el
contrato de entrega de combustible, los contratos con terceros y un documento que muestre
como se garantiza la disposicion de la logistica necesaria para disponer a tiempo del
combustible. Adicionalmente se establece la necesidad de realizar verificacion mediante una
firma auditora.

Finaimente, la Resoluciéon CREG 139 de 2011, entre otras disposiciones, limitd la
participacion en las subastas de plantas con precios superiores al precio de escasez.

2.1.3. Ajustes de la Regulacion del Mercado Spot
En lo que se refiere a los ajustes a la regulacion del mercado spot los ajustes realizados en

el periodo se vinculan a la remuneracién de las plantas inflexibles y los costos de arranque y
parada.

La Resolucion CREG 158 de 2008 establecio reglas para el precio a remunerar a las plantas
o unidades térmicas asignadas en el despacho ideal de un dia que al mismo tiempo fueron
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requeridas por Generacion de Seguridad Fuera de Mérito para dicho dia, definiendo que en
las horas en que la Generacion de Seguridad Fuera de Mérito coincida con una inflexibilidad
causada por caracteristicas técnicas de la planta, la energia generada se remunerara al
mayor valor entre el precio de reconciliacion positiva y el precio de bolsa.

La Resolucién CREG 08 de 2010 corrigid esta disposicién estableciendo: “Durante los
periodos horarios del dia ¢ en los cuales la planta térmica es inflexible en el despacho ideal,
la energia generada se remuneraré al mayor valor entre el precio de reconciliacion positiva
sin incluir los costos de arranque y parada y el precio de bolsa.”, lo cual fue recogido
finalmente en las disposiciones de la Resolucion CREG 011 de 2010.

Para promover una mayor competencia en el mercado mayorista, se expidio la Resolucion
CREG 051 de 2009, modificada por las Resoluciones CREG-076 y 089 del mismo afio,
mediante las cuales la CREG procuré eliminar el riesgo de recuperacion de los costos de
arranque-parada de las plantas y/o unidades térmicas, estableciendo que la oferta en la
bolsa tendria dos componentes: una componente con los precios variables y otra con los
precios de arranque-parada.

Consistentemente con lo anterior, se definio un proceso de despacho de 24 horas
incluyendo en la optimizacion los precios de arranque-parada de las plantas térmicas,
buscando una mayor competencia entre recursos hidraulicos y térmicos.

De acuerdo con la soluciéon implementada, el precio spot de mercado correspondera al
maximo precio variable ofertado por unidades no inflexibles. Se establece un up-ift a ser
pagado por la demanda para remunerar los costos de operacion de las unidades térmicas
(calculados en base a las ofertas realizados) que no son cubiertos por la remuneracion
recibida por la unidad con base en el precio spot).

2.1.4. Regulacién del Mercado Mayorista ante la escasez de aportes asociada al fenémeno
de El Nifio

En el periodo comprendido entre los meses de mayo 2009 y junio 2010, Colombia enfrent6
un evento de "El Nifio", el cual trajo consigo reducciones considerables en los aportes
hidricos a los embalses del Sistema Interconectado Nacional, SiN, y por tanto provocé,
desde el mes de agosto de 2009, un importante incremento de la demanda de gas para el
sector termoeléctrico.

Adicionalmente, se produjeron restricciones de transporte de gas natural entre la costa y el
interior del pais, las cuales conllevaron dificultades en el abastecimiento de la demanda del
Interior. Esto llevé al Ministerio de Minas y Energia, MME, a decretar racionamiento
programado de gas natural de forma indefinida a finales del mes de septiembre de 2009,
mediante la Resolucién MME 181654 de 2009.

Ese acto administrativo establecié un orden de prestacién del servicio seglin el nivel de
prioridad, de acuerdo con lo que se indica a continuacion:

1. Atencion de la demanda de gas natural para la operacién de las estaciones
compresoras del Sistema Nacional de Transporte.

2. Atenciéon de la demanda de los usuarios residenciales y pequefios usuarios
comerciales.

3. Atencién de la demanda de gas natural para la produccién de energia, en las plantas
termoeléctricas del pais.

4. Atencion de la demanda de gas natural de los comercializadores de Gas Natural
Vehicular.

Las cantidades restantes de gas natural se asignan a la atencién de la demanda de gas
natural con destino a exportaciones y la demanda de gas natural para la produccion de
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energia eléctrica con destino a otros paises, de acuerdo con lo establecido en la propia
resolucién.

Posteriormente, el Ministerio expidi6 la Resolucion MME 181686 de 2009 que adiciona a la
Resolucion 181654 de 2009, por la cual obliga a inciuir en el despacho eléctrico las plantas
térmicas de la Costa Atlantica y las plantas térmicas de carbén del interior como generacién
de seguridad a su maxima disponibilidad; también determina, entre otros aspectos, que los
productores-comercializadores de Gas Natural deben cumplir con liquidos sus contratos
firmes de suministro con plantas térmicas a gas duales, y que el precio (por unidad de
energia) debe ser el mismo pactado en el contrato.

Debido a las necesidades de informacion surgidas sobre las cantidades racionadas y los
sectores afectados, el MME encargé al CND realizar el balance diario de gas luego de la
finalizacion de los ciclos de suministro y transporte, durante la vigencia del racionamiento
programado. Ello a través de la Resolucion 181739 de 2011,

A fines de 2009, el MME realizd distintos ajustes a las normas con relacién a la forma de
asignacion del gas disponible.

Con fundamento en las resoluciones del Ministerio y a efectos de tener mayor confiabilidad
en el suministro de la energia en la estacion de verano 2009-2010, la CREG definid
mediante la Resolucion 137 de 2009 el establecimiento de un valor minimo del agua
embalsada segUn el riesgo de abastecimiento futuro de la energia. De esta forma
adicionaba la energia garantizada con el esquema de mercado del Cargo por Confiabilidad.
Asimismo, en esta Resolucién se adoptd un esquema de seguimiento dei Mercado de
Energia Mayorista, consistente basicamente en la realizacion de andlisis energéticos
detectar si se degrada la confiabilidad en el abastecimiento de la demanda y en activar
mecanismos para mantener el nivel de confiabilidad del Sistema.

La Resolucién CREG 137 de 2009, fundamentada en la Resolucion MME 181686, establecié
ademas que no se exportaria energia eléctrica cuando el despacho para cubrir la demanda
total domeéstica requiriera generacién de plantas térmicas con liquidos, o generacion
hidraulica que produjera una reduccion del nivel de los embalses. Sin embargo,
considerando que Ecuador también estaba presentando una situacion de racionamiento de
energia eléctrica, la Resolucion CREG 148 de 2009 permitié realizar exportaciones de
energia para cubrir generacion de seguridad en Ecuador, haciendo uso de generacion de
plantas térmicas con liquidos que no se requieran para atender la demanda total doméstica.

La Resolucion CREG 137 de 2009 determiné también la aplicacién de los precios resultantes
de aplicar la Resolucion CREG 034 de 2001 cuando se requiriese forzar a un generador
térmico a generar (esto fue derogado por la Resolucion CREG 09 del 2010).

Otro aspecto relevante definido por la CREG en este periodo fueron los criterios de
confiabilidad, establecidos mediante la recién citada Resolucién CREG 09 de 2010, para el
seguimiento de la evolucion del embalse agregado que serviria de referencia para
determinar si se alcanzaba degradacion del nivel de confiabilidad, criterios que se debian
aplicar hasta el mes de abril de 2010.

No obstante, a mediados del mes de marzo el IDEAM informé que se esperaba que el
fenomeno del Nifio continuara hasta el segundo semestre del afio, por lo gue la Resolucion
CREG 049 de 2010 amplié su aplicacién hasta noviembre de 2010 y establecié un nivel
minimo de generacién térmica (70 Gwh dia) cuando el nivel de embalse agregado fuese
inferior al 55% de la energia util.

Dado que los aportes hidrolégicos aumentaron al finalizar el mes de abril, lo que parecia
indicar que el Fenémeno del Nifio se aproximaba a su fin, la CREG, mediante las Resolucién
CREG 060 elimino el requerimiento de generacion térmica minima. Sin embargo el mismo fue
restablecido por Resolucion CREG 068 de 2010, aunque con un valor menor, de 30GWh-dia.
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El seguimiento del mercado realizado por XM, en cumplimiento del mandato de la
Resolucion CREG 137 de 2008, encontré que los precios de la Bolsa de Energia no estaban
reflejando el uso que se estaba dando a los recursos en el SIN ni la condicion de escasez
hidrolégica presente.

La CREG atribuy$ esta situacién a diferentes percepciones de riesgo entre los agentes
generadores y la demanda representada por los decisores (se tenia agentes generadores
dispuestos a desembalsar a precios de agua relativamente bajos y demanda, adversa al
riesgo debido a Ia situacion de sequia presente y prevista, dispuesta a pagar para embalsar
agua). Para conciliar estas posiciones dicté normas transitorias sobre funcionamiento del
Mercado Mayorista de Energia y cred un compromiso para embalsar fisicamente el agua
requerida para atender demanda futura. Por el mismo, “/a cantidad de generacién hidréulica
evifada en el despacho del dia t por la generacién térmica requerida para cumplir la
condicién de generacion térmica fotal se entenderd vendida al mercado al precio de oferta
presentado por el agente para ese dia conforme a lo establecido en esta Resolucioén, y serd
entregada posteriormente en el dia t+q. Esta energia se entendera vendida y embalsada
desde el dia t y, por lo tanto, sera ofertada para el despacho desde ese mismo dia a un
precio igual al precio de escasez mas 13/kWh."

En condiciones normales, (sin Nifio), la energia embalsada seria despachada al precio
ofrecido para la energia restante por el agente, y se descontaria del total de la energia
despachada. En todo caso siempre el agente recibiria el precio al que ofertd inicialmente la
energia mas un costo financiero. Este mecanismos fue implementado por la Resolucién
CREG 010 de 2010, resultando que la energia vendida y embalsada al 29 de mayo de 2010
en 15 embalses del SIN, fuera de 871 Gwh segun XM. Esta disposicion fue finalizada
mediante la Resoluciéon CREG 070 de 2010.

Las medidas adoptadas durante el periodo de Fenomeno de Nifio, fueron finalmente,
desmontadas mediante la Resolucién CREG 071 de 2010, al considerar que ios riesgos
habian desaparecido.

2.1.5. Proteccion de Ja competencia en el Mercado Mayorista

La Ley 142 de 1994, articulo 74 numeral 1, asigna a la CREG la funcion de regular el
ejercicio de las actividades de los sectores de energia y gas combustible, para asegurar la
disponibilidad de una oferta energética eficiente, propiciar la competencia en el sector de
minas y energia, proponer la adopcion de las medidas necesarias para impedir abusos de
posicién dominante y buscar la liberacion gradual de los mercados hacia la libre
competencia, con la facultad de adoptar reglas de comportamiento diferencial, segin la
posicion de las empresas en el mercado.

Igualmente, la Ley 142 de 1994, articulo 73.16, atribuye a la CREG la facultad de “impedir
que quienes captan o producen un bien que se distribuye por medio de empresas de
servicios publicos adopten pactos contrarios a la libre competencia en perjuicio de los
distribuidores”.

En ese sentido, y con el objetivo de proteger la competencia, la CREG adopté normas
relativas a la publicidad de informacion que podria facilitar la colusion tacita entre
generadores con alta participacién en un mercado de caracteristicas oligopélicas. Asimismo,
actualizé y armonizo las normas contenidas en la Resolucion CREG 42 de 1989,

La Resolucién CREG 06 de 2009 dispuso que las ofertas de precios presentadas al CND por
las empresas generadoras seran confidenciales por un periodo de 3 meses contados desde el
altimo dia del mes en que fueron presentadas. Transcurrido este periodo, las ofertas de precios
se pondrian a disposicién del publico con nombres codificados de agentes y plantas o
unidades.
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La demanda eléctrica paga, en el Cargo por Confiabilidad, la cobertura necesaria para
garantizar el cubrimiento de los requerimientos de generacion atn en condiciones extremas.

Sin embargo, el mecanismo no suministré las sefiales suficientes para que los agentes del
mercado manejaran el recurso hidrico de acuerdo con los criterios que las autoridades del
sector percibian como adecuados para asegurar el abastecimiento de la demanda, y reducir
asi la probabilidad de racionamiento de la misma.

Se pudo verificar que para varias plantas que ofrecian energia a precios inferiores al de
escasez, considerando las condiciones operativas y la informacion histérica de aportes, el
modelo que calcula la Energia Firme para el Cargo por Confiabilidad estimaba que el nivel
minimo del embalse era inferior al requerido para cumplir la ENFICC declarada.

Los generadores hidraulicos evitaron alcanzar el precio de escasez en sus ofertas de
energia, probablemente para no requerir comprar energia a precios superiores a los
pactados en sus contratos. El riesgo asociado a la cobertura de las garantias financieras
por incumplimientos futuros de sus compromisos de energia firme no tuvo la fuerza
necesaria para disuadir del uso del escaso recurso embalsado. Durante el periodo previo a
la intervencion del mercado, el precio de la Bolsa subio pero con el agua marginando y sin
alcanzar el precio de escasez, no permitio la entrada en lista de mérito de la generacién
térmica mas cara, con combustible liquido.

Por otra parte, la sobrecontratacion del sistema de transporte y suministro de gas natural y
las débiles penalidades previstas por incumplimiento de los compromisos por parte de los
transportistas y productores provocaron que estos agentes eligieran incumplir con sus
compromisos, sin eliminar las restricciones. Eso significé que la energia firme asociada a la
generacion a gas no resultara en realidad tan firme, al menos con gas natural, por
problemas asociados a la disponibilidad de combustible. La situacién dejé explicita la fuerte
relacion que existe entre gas y electricidad y la necesidad de que la regulacion de ambos
sectores se desarrolle en forma consistente, dado el impacto que finalmente tiene la
disponibilidad de gas en la disponibilidad de energia eléctrica y su costo.

Finalmente, la situacion de escasez de aportes agravo la ya existente situacion de poder de
mercado que existe en el MEM colombiano, presentando fuertes incentivos para la
realizacién de ofertas estratégicas.

Ademas de la ya observada situacion de las ofertas hidraulicas, pudo observarse
indisponibilidad de la oferta de plantas térmicas con bajos costos variables por
declaraciones de mantenimiento y/o precios de oferta en el mercado muy superiores a sus
costos variables.

La situacion de concentracion del mercado mayorista colombiano amerita un comentario
especifico. Cuatro agentes generadores representan cerca del 70% del mercado de
generacién (en energia firme). En general, y mas aGn en condiciones de escasez, estos
agentes tienen capacidad de impactar en los resultados del mercado.

El citado informe del Comité de Seguimiento presenta un andlisis detallado del porcentaje
del tiempo en que los agentes fueron marcadores del precio del mercado y de! indice de
Lerner para ei periodo julio 2009-julio 2010.
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Porcentaje del tiempo en que cada agente fue marcador del precio de Bolsa
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indice de Lerner en horas de demanda alta y media

Fuente: Informe No 53 — 2010 - Experiencias de la intervencion del MEM baic e efecto del Nifio 2008-10. Comité de
Seguimiento del MME

Los niveles de indice de Lerner de Emgesa muestran valores elevados en periodos de
demanda alta y media, los de EPM resultan muy elevados en periodos de demanda alta, y
los de Gestién Energética en los periodos de demanda media.

En este contexto, y en la medida que las empresas con poder de mercado tenian incentivos
a apartarse de la operacién esperada en condiciones de competencia, los instrumentos
disefiados con base en esa hipdtesis resultaron insuficientes para alinear las ofertas a las
condiciones requeridas por el interés general.

Las medidas transitorias adoptadas durante el periodo de riesgo de desabastecimiento
buscaron acercar el funcionamiento del mercado mayorista a las condiciones esperadas de
acuerdo con el objetivo planteado por la remuneracion del cargo de confiabilidad.

Entendemos que en las condiciones vigentes en el mercado de Colombia es valido
preguntarse si existe un esquema basado exclusivamente en mecanismos de mercado
capaz de superar con éxito los problemas planteados en condiciones criticas de riesgo de
desabastecimiento.

Mediante Circular 080 de 2010 la CREG publicé un documento de trabajo sobre una
propuesta de estatuto para situaciones de riesgo de desabastecimiento y racionamiento en
el mercado mayorista de energia. La Resolucion CREG 146 de 2011 ordena hacer publico un
proyecto de resolucion de caréacter general, "Por Ja cual se establece el Estatuto para
Situaciones de Riesgo de Desabastecimiento en el Mercado Mayorista de Energia como
parte del Reglamento de Operacion.”
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Como parte de la misma se incluyen criterios estrictos para el calculo de la energia firme de
corto plazo de las plantas hidroeléctricas en casos de riesgo de desabastecimiento, asi
como pruebas de calentamiento que permitirian conocer la capacidad de generacion real en
condiciones similares a las de una crisis (es decir, operando en forma continua, durante
plazos més largos y plantas que utilizan el mismo combustible simultaneamente).

Las recomendaciones formuladas por la CREG y el Comité de Seguimiento del Mercado
Mayorista de Energia en el sentido de la intervencion parcial y temporal o transitoria del
mercado ante la proximidad de crisis, con mecanismos de minima distorsién del mercado
(por ejemplo, compra de energia embalsada) también tienden a corregir el problema en un
marco realista, que conjuga la eficiencia del sector con la proteccién de las garantias fisicas
de abastecimiento ante condiciones de crisis.

En la experiencia internacional, las decisiones en momentos de crisis son finaimente
adoptadas, dentro del marco de la competencia que les asigna la ley, por quienes tienen la
responsabilidad de gobierno.

2.2.2. Ajustes en la regulacion del mercado spot

La regulacion adoptada con relacion a la separacion de los precios de arranque y parada en
las ofertas realizadas constituye un avance en la representacion realista de los costos que
intervienen en el despacho ideal y reduce el riesgo de remuneracion y las distorsiones en el
precio del mercado asociados a los costos de arranque y parada, que no integran realmente
los costos marginales.

La solucién adoptada, recomendada por P. Gramton y basada en aquella implementada
como standard market design en Estados Unidos, respeta la realizacion de un despacho
econdmico “ideal” considerando adecuadamente los costos que intervienen en el mismo;
tiene ademas la deseable propiedad de suministrar adecuados incentivos para la evitar la
sobrerremuneracién asociada a realizacion de ofertas de precios artificiaimente elevados de
costos de arranque y parada.

2.2.3. Normas relativas a la promocion de la competencia en el mercado

Por Resolucién CREG 06 de 2009 (modificada por Resolucién CREG 15, complementada por
la Resolucion CREG 63 y suspendida transitoriamente por ias Resoluciones CREG 127 y 161
del mismo afio) la Comisién dispuso modificar los criterios de publicidad de la informacion de
mercado. Las disposiciones adoptadas son de uso en otros mercados, en particular en
varios ISO de Estados Unidos. No asi en los mercados latinoamericanos, en que la
informacion completa se considera necesaria para la supervisién de las decisiones del
operador y administrador del sistema,

Es importante sefialar que la preocupacion de la CREG con la posibilidad de colusion tacita
entre agentes es vélida. El indice de concentracién de Herfindahl-Hirschman calculado
(1306} indica un mercado moderadamente concentrado en condiciones normales; la
experiencia en el evento Nifio antes descripta indica que hay situaciones en que existe
fuerte poder de mercado y que con ios incentivos necesarios, el mismo parece haber sido
ejercido. También es de destacar que la regulacién adoptada para el funcionamiento de la
Bolsa, se apoya fuertemente en herramientas o instrumentos de mercado que son
basicamente aptos para un mercado en competencia. Por lo tanto, es razonable la
necesidad de adoptar medidas ex ante y de control para evitar los resultados indeseables
del ejercicio de poder de mercado.

Las medidas relativas a la publicidad de la informacién constituyen un paliativo en el manejo
de la condicién de mercado oligopélico, cuya eficacia solo podra ser verificada mas
adelante. Resulta claro que no se trata de medidas dirigidas a corregir la estructura del
mercado.
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Como contrapartida, se afecta parciaimente la transparencia del mercado, al menos en el
corto plazo.

3. IMPACTO EX POST DEL MARCO REGULATORIO

3.1.  Prestacién continua del servicio y dinamica del Mercado Mayorista

Para ver el grado de prestacion continua del servicio, se analizé en primer lugar el margen
de reserva del sistema. La Figura 6 muestra el margen del sistema con relacién a la
demanda méxima considerando fa capacidad efectiva disponible. Dado que el parque
generador ha permanecido incambiado desde el afio 2001, el margen del sistema muestra
una caida sistematica, llegando a puntos criticos como por ejemplo en marzo de 2010 donde
el margen de reserva fue inferior a 10%.

Figura 6 — Evolucion del Margen de Reserva del Sistema, Capacidad Disponible y Dem. Max.
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A efectos de evaluar el impacto de la caida del margen de reserva dei sistema se analizé la
evolucién de la razén entre ia demanda no atendida por causas no programadas y la
demanda real total (Figura 7), donde se ve claramente que en el periodo 2008-2010 hay una
mejora importante en este aspecto con relacién al periodo 2004-2006.

Dada la mencionada caida en el margen de reserva del sistema seguidamente se analiza
como ha sido el funcionamiento de las subastas para el Cargo por Confiabilidad. Las
proyecciones de la UPME indica que, gracias a la puesta en funcionamiento de! Cargo por
Confiabilidad, la capacidad instalada del sistema para 2017 sera de 17.900MW
aproximadamente.
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Figura 7 - Demanda no Atendida por Fallas No Progr: das (% de la D da Total)
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Sin perjuicio de que los niveles de energia no suministrada por causas no programadas han
disminuido de forma importante, es importante analizar la dindmica del precio de la bolsa
con relacion al margen de reserva del sistema. La Figura 8 muestra la evolucién del precio
de la Bolsa en moneda constante de enero de 2004 y se percibe claramente el impacto que
la reduccion del margen del sistema tuvo sobre el precio de Bolsa. Como es previsible, la
evolucién del precio de Bolsa ha sido muy superior al precio de los contratos (Figura 10). No
obstante la enorme brecha entre el precio de Bolsa y Contratos, refleja la situacion donde el
agua es la que esta marcando el precio del sistema, y el margen para ejercer poder de
mercado es muy alto. Se modeld el precio de la bolsa como funcién del margen del sistema
a través de un modelo estructural usando el filtro de Kalman (Figura 9). El resultado indica
que la elasticidad estimada del precio de Bolsa con relacidn al Margen del Sistema es de -
1.89, altamente significativa, lo que indica que un pequefio cambio en el margen del sistema
ocasiona movimientos importantes del precio de Bolsa.
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Figura 8 — Dinamica del Precio de la Bolsa con relacién al Margen de Reserva ($COL dic 2004)
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Figura 9 — Modelizacién del Precio de Bolsa como funcién del Margen del Sistema
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Figura 10 - Evolucién de los Precios de Bolsa y Contratos ($COL de enero 2004)
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3.2.  Resuitados Primera Subasta del Cargo por Confiabilidad (2008)

Subasta de Reloj descendente: El 6 de mayo de 2008 se realizé la primera subasta de
energia firme, la cual después de un proceso de seis rondas cerré a un precio de
US$/MWh13.998 (actualmente y hasta el 2012 el valor remunerando es de US$/Mwh13.045),
y asigné la energia firme para el periodo que inicia el 1 de diciembre de 2012 hasta el 30 de
noviembre de 2013, para las plantas existentes y hasta el 30 de noviembre de 2033 para
plantas nuevas, adjudicando para las plantas existentes un total de 62,860 GWh-ario y 3,009
GWh para nuevos proyectos, de los cuales, 1,678 GWh -afio se le adjudicaron a un agente
nuevo en el mercado (Poliobras con la planta Termocol) y los restantes 1,331 se adjudicaron
a Isagen (Amoya, 214 GWh -afio) y Gecelca (Gecelca I, 1117 GWh -afio), que son agentes
generadores existentes.

Subasta de GPPS: El 13 de junio de 2008 se adjudicaron 6,286 Gwh-afio, que iran
entrando entre el 1 de diciembre de 2014 y diciembre de 2018. Como la demanda que se
habia establecido como requerimiento fue superior a la oferta, no se requirié la subasta de
sobre cerrado y a todos los agentes que participaron en el proceso de GPPS se les
remunerara con el precio de cierre de la subasta de reloj descendente (US$/Mwh13.998).

3.3. Resultados del Cargo por Confiabilidad (2009)

o Aseguramiento de energia para el corto plazo: se expidieron las Resoluciones
CREG 099, 133 y 146 de 2009 para la asignacién de OEF para el periodo
diciembre 2009-noviembre de 2010 y se asignaron 56.668GWh de OEF a plantas
existentes.

o Aseguramiento de energia para el mediano plazo: se expidié la Resolucion
CREG 081 de 2009 para la asignacién de OEF para el periodo diciembre 2013 —
noviembre 2014 y se asignaron 65.827 Gwh, de los cuales 54.913 Gwh
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corresponden a plantas existente y 10.914 GWh a plantas en construccion y
plantas nuevas a las que se habia asignado OEF en afios anteriores.

3.4. Resultados del Cargo por Confiabilidad (2010)

De acuerdo con lo sefialado por fa CREG en la rendicion de cuentas, se tiene asegurado el
abastecimiento de energia hasta el afio 2014. Sin embargo, para el aseguramiento de
energia para el mediano plazo se expidié la Resolucion CREG 180 de 2010 para la
asignacion de OEF para el periodo diciembre 2014 — noviembre 2015 y se esta en proceso
de asignacion de 73.453 GWh.

3.5. Resultados del Cargo por Confiabilidad (2011)

Mediante la Resolucion CREG 056 de 2011 (modificada por las Resoluciones CREG 088 y 109
de 2011) se convoca al proceso de subasta que realizara la CREG para asignar las OEF del
periodo diciembre 2015-noviembre 2016, se tiene previsto asignar 77.000 GWh. La fecha de
apertura de la subasta sera el 27 de diciembre de 2011y la vigencia de las adjudicaciones
para plantas nuevas hasta 20 afios. El precio de apertura fue de UsSD28/MWh y el de cierre
fue USD15/MwWh. Participaron sietre empresas con ocho proyectados que ofertaron 6.25
Twh-afio de energia firme y una capacidad superior a 1000 MW. Se asignaron 3.7 Twh-afio
con una capacidad de 575MW, correspondiende 410MW a proyectos térmicos. Las
asignaciones nuevas se realizaron para un periodo de 20 afios contados a partir del 1 de
diciembre de 2015.

3.6. Evolucion de la sostenibilidad de la Generacién

Siguiendo la metodologia planteada en el punto Il -3, se analizaron los principales
indicadores financieros para las empresas generadoras. La Tabla 8 presenta los resultados
para los tests de medias y medianas para los cinco indicadores financieros disponibles:
Margen operacional, Rotacién de Cuentas por Cobrar, Rotacién de Cuentas por Pagar,
Razén Corriente, y el grado de Cubrimiento de los Gastos Financieros. Con excepcion del
Cubrimiento de !os Gastos Financieros, que mejora en el periodo considerado, no se
encontraron diferencias significativas en el periodo 2008-2010 con relacion al trienio 2004-
2006.

Tabla 1 — Sostenibilidad fir igra del sector Generacién

Media A Medias Estadistico
Indicador

2005-07 2008-10 t z

Margen Operacional 12,6% -7.5% -20 06 02
Rotacion de Cuentas por Cobrar (dias) 44 59 -159 14 13
Rotacién de Cuentas por Pagar (dias) 47 42 -5.5 05 06
Razan Corriente {(veces) 0.6 1.0 -0.40 16 10
Cubrimiento Gastos Financieros (veces) -0.2 8.7 -89 2.8 35

* indica que el estadistico es significativo al 5%

Si bien la Tabla 1 no permite concluir acerca de la sostenibilidad del sector, dado el peso
que algunos jugadores tienen en el sector resulta interesante analizar la situacién financiera
de los mismos. La Tabla 2 presenta la evolucion de la utilidad operacional de los principales
jugadores del mercado: Emgesa, EPM, Isagen, Chivor y TermoBarranquilla. En valores
absolutos, ya sea en pesos constantes o dolares, se observa un aumento importante de la
utilidad; no obstante, como % de los ingresos operativos, el margen de los tres principales
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jugadores se mantiene en el entorno a 46%, margen suficientemente holgado como para
poner en duda la sostenibilidad financiera de esas empresas.

Tabla 2 - Evolucién de la Utilidad Operacional del Sector Generacién (2004-2010)

Empresa 2004 2005 2006 2007 2008 2008 2010
Millones de pesos de 2004
Emgesa 559,128 502,114 469,618 546,371 639,689 760,518 743,636
EPM 543,398 608,481 567,046 597,690 668,329 873,003 770,440
Isagen 254,775 278,019 255,998 274,970 204,075 413,122 446,012
Chivor 147,159 178,713 172,548 172,492 209,480 231,097 280,317
Temobarranqiulla 142,495 98,324 97,231 72,860 71,133 38,771 18,472
Millones de dolares
Emgesa 232 231 232 324 351 473 506
EPM 225 280 280 355 367 543 524
Isagen 106 128 127 163 162 257 304
Chivor 61 82 85 102 115 144 191
Termobarrangiulla 59 45 48 43 39 24 13
% de los Ingresos Operativos

Emgesa 47.2% 44.9% 43.3% 49.2% 52.4% 49.5% 51.6%
EPM 61.3% 67.6% 54.2% 50.4% 50.5% 52.3% 48.3%
Isagen 32.4% 32.4% 33.3% 31.9% 31.5% 38.2% 41.0%
Chivor 42.5% 44.2% 44.4% 46.6% 45.8% nd 49.3%
Termobarrangiulla 52.0% 47.8% 52.6% 49.2% 49.9% 32.5% 21.5%

Con relacion al cargo G, la Figura 11 muestra la evolucién de la componente G por region. A
partir de 2008 tiene lugar un crecimiento muy importante del mismo, llegando en algunos
casos a mas del 50% de aumento (Pacifico y Caribe).

Figura 11 - Evolucién de la componente G por Regién ($ de enero de 2004)
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IV - TRANSMISION
1. OBJETIVOS REGULATORIOS

1.1. Antecedentes

La Resolucién CREG 103 de 2000, vigente desde el 28 de diciembre de 2000, definié la
metodologia “para el calculo y aplicacion de los Cargos por Uso del Sistema de Transmision
Nacional (STN), que regira a partir del 1o de enero del afio 2001”. Se previo que dicha
metodologia estuviera vigente durante 5 afios a partir del 1 de enero de 2001, pero
continuaria rigiendo mientras la Comisién no fijara la nueva.
Las principales caracteristicas de dicha metodologia eran:

« Metodologia de Ingreso Maximo Regulado (Revenue Cap);

» Remuneracion a partir de Unidades Constructivas, con activos valorados a Costo de
Reposicién a Nuevo,

« Tasa de Retorno del 9% antes de impuestos aplicable a los activos existentes que no
hubieran sido objeto de convocatorias;

o La tarifa resultante es del tipo “estampilla” nacional;

« La distribucion de ingresos entre los transmisores se hace de acuerdo con su
participacion en la base de activos;

» La remuneracion incluye los ingresos esperados oficializados para los proyectos
ejecutados a través del sistema de convocatorias publicas;

e A partir del 1 de enero de 2002 los cargos por uso se cobran exclusivamente a los
comercializadores en proporcién a su demanda.

1.2.  Propuesta Conceptual - Periodo Regulatorio 2006 - 2010

Con la Resolucién CREG-007 de 2005, se pone en conocimiento de las entidades
prestadoras del servicio de electricidad, los usuarios y demas interesados, las bases sobre
las cuales la CREG efectuaria el estudio para determinar la metodologia y las féormulas
tarifarias para la remuneracion de la actividad de transmisién de energia eléctrica en el
siguiente periodo tarifario (2006 — 2010).

Dicha Resolucion propone la revision de los siguientes aspectos de la metodologia vigente
en ese momento:

« Valoracién y redefinicion de unidades constructivas, incluyendo vida util estimada
eficiente;

« Reconocimiento de gastos de administracién, operacién y mantenimiento (AOM)
eficientes;

* Remuneracion de Activos No Eléctricos mas acorde con la realidad;

e Inclusidn de un factor de productividad, que tendra como objetivo compartir con el
usuario las ganancias de productividad de las empresas;

» Metodologia para estimar el Costo Promedio Ponderado de Capital (WACC) similar a
la vigente que se utiliza para definir el costo de capital de las actividades de
distribucién de energia eléctrica y de gas combustible, teniendo en cuenta que no se
debe considerar ningun riesgo de demanda;

» Criterios de entrada de nuevos proyectos de generacidn e inclusion de proyectos de
transmisién adicionales a los de la propia conexion del generador.

Mediante Resolucién CREG 110 de 2007 se hizo publico el proyecto de resolucion que
pretendia adoptar la CREG con el fin de establecer las férmulas para la remuneracion de la
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actividad de transmision de energia eléctrica.  Solo hasta febrero de 2009, mediante la

Resolucién

CREG 011 de 2009, se establecen la metodologia y férmulas tarifarias para la

remuneracion de la actividad de transmision de energia eléctrica en el Sistema de
Transmision Nacional (STN).

1.3.  Metodologia establecida en la Resolucién CREG 011 de 2009

Los principales aspectos de la metodologia y formulas tarifarias para la remuneracion de la
actividad de transmision de energia eléctrica del Sistema de Transmision Nacional

contenidos

en la Resolucién CREG 011 de 2009, son:

a. Metodologia de Remuneracion

iv.

Contintia la remuneracién con la metodologia de ingreso regulado, aplicable a
los activos de uso del STN diferentes a los construidos a través de procesos de
libre concurrencia regulados por la CREG y a los activos construidos en
cumplimiento de lo establecido en el Articulo 6 de la Resolucion CREG 022 de
2001,

El Ingreso Anual de cada Transportador se calcula con base el inventario de los
activos que se encuentren en operacion, clasificados por Unidad Constructiva,
aprobado por la CREG;

El Liquidador y Administrador de Cuentas del STN (LAC) actualiza, factura,
recauda y paga el Ingreso Anual de cada Transportador;

Los nuevos Activos de Uso que sustituyan otros que se estaban remunerando
con una Unidad Constructiva diferente, se remuneraran una vez entren en
operacién, siempre que la CREG apruebe su remuneracién con base en
concepto de la UPME sobre la ampliacion o sustitucion.

b. Tasade Retorno

iil.
c. Gas
i.

Tasa de Retorno para remunerar la actividad de Transmisién, calculada con la
metodologia del Costo Promedio Ponderado de Capital;

Se fija 11.50%, en constantes y antes de impuestos.
tos de AOM

Se establecen los gastos AOM de referencia para cada Transportador, como un
porcentaje del costo de reposicion de la inversion reconocida, teniendo en
cuenta (semisuma) el valor anual de AOM gastado y el valor anual de AOM
remunerado para el periodo 2001 — 2007,

Se establece un limite superior diferente para cada Transportador, igual al % de
AOM de referencia adicionado con un 0.4%;

Se establece un limite inferior igual para todos los Transportadores del 1%;

El porcentaje de AOM a reconocer para los afios subsiguientes se ajusta con la
mitad de la diferencia entre el porcentaje reconocido y demostrado para el afio
inmediatamente anterior, considerando los Iimites superior e inferior
establecidos;

La empresa debe contratar auditorias y reportar informacion de sus gastos AOM
a la CREG, con miras a obtener un sistema de contabilidad regulatoria para los
préximos periodos tarifarios.

d. Valoracién de Activos

Se definen Unidades Constructivas valoradas a pesos de diciembre de 2008;

Se propone una vida util de 10 afios para activos del STN relacionados con
Centros de Supervisién y Maniobra y para las Unidades Constructivas de Control
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de Reactivos VQC, de 40 afios para lineas y de 30 aflos para los demas activos
del STN;

Se propone estimar el porcentaje a reconocer por Activos No Eléctricos un 5%
del costo anual equivalente de los activos electricos.

e. Calidad del Servicio

vi.

vii.

-

«

Se establecen horas maximas de indisponibilidad de los activos, que se reducen
en 0,5 horas por (1) cada consignacion de emergencia solicitada; (2) cada
modificacion al programa semestral de consignaciones y/o mantenimientos y (3)
cada retraso en el reporte de los eventos de indisponibilidad (metas ajustadas de
indisponibilidad);

Las indisponibilidades maximas permitidas originadas en catastrofes naturales y
las debidas a actos de terrorismo no deben superar los 6 meses a partir de la
fecha de ocurrencia de la catastrofe;

Las compensaciones por indisponibilidad se calculan en forma directamente
proporcional a la remuneracién del activo y la duracion de la indisponibilidad que
sobrepase las metas previstas;

Se establecen compensaciones por energia no suministrada o por dejar no
operativos otros activos. El valor de las compensaciones en un afo calendario
por este concepto para cada Transportador, esté limitado a un valor equivalente
al 10% de los ingresos de dicho transportador,

El valor acumulado en 12 meses de las compensaciones por incumplimiento de
las metas ajustadas de indisponibilidad, no pueden superar el 20% del ingreso
mensual del Transportador para el mismo periodo;

El CND es responsable de centralizar, almacenar y procesar la informacion
estadistica para disponer de una Base de Datos que permita calcular los
indicadores de indisponibilidad. Los Transportadores son responsables de la
recoleccion y reporte de la informacién;

Ef CND debe someter a aprobacion de la CREG una propuesta de reglamento
para el reporte de eventos.

Expansién

Se conservan los lineamientos anteriores, de acuerdo con los cuales los
proyectos de expansion se ejecutan mediante procesos de convocatoria;

La UPME continlia siendo responsable de elaborar el Plan de Expansién de
Transmision y Generacién y de realizar los analisis para recomendar la ejecucion
de los proyectos de expansion.

Conexién Profunda

Se define la Conexion Profunda como los "Activos de Uso del STN cuya
construccion se requiere para responder positivamente a una solicitud de
conexién de un Usuario al STN”;

Cuando sea necesario ejecutar proyectos de expansion cuyos beneficios sean
inferiores a los costos, la UPME podra recomendar su ejecucion siempre y
cuando el agente solicitante asuma el porcentaje del costo del proyecto gque
permite que la relacion Beneficio/Costo sea igual a 1y cumpla con los requisitos
de garantias y remuneracién que se establezcan.
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2. INSTRUMENTOS REGULATORIOS

2.4. Soluciones metodoldgicas planteadas por la CREG

2.1.1. Remuneracién de la Transmisién

En el Periodo Tarifario vigente, se mantiene la metodologia de ‘Ingreso Regulado” o
“Revenue Cap". El “Ingreso Regulado” esta constituido por los ingresos reconocidos por
concepto de los “Activos de Uso Existentes’, entendidos como tales aquellos que
encontrandose en operacion comercial, no fueron construidos en desarrollo de
“Convocatorias Publicas”, es decir, aquellos cuya construccion no fue sometida a procesos
de competencia o procesos concursales; mas los ingresos reconocidos a los "Activos por
Uso” construidos en el contexto de procesos de competencia y que corresponden “Ingreso
Anual Esperado” ofrecido por el agente seleccionado en cada convocatoria, para los
primeros 25 afios de operacion del respectivo proyecto.

Los “Activos’ que se remuneran incluyen los asociados con ‘Interconexiones
Internacionales” o “Enlaces Internacionales”, en el tramo que corresponda a territorio
nacional, siempre que:

i) que hagan parte de enlaces internacionales para los que se tenga una
integracién de mercados eléctiicos en las condiciones sefialadas en la
Resolucion CREG 004 de 2003,

i) que hagan parte del plan de expansién de transmision del STN

a. Ingreso Anual

El “Ingreso Anual” de los "Activos Existentes” se determina como la suma de los siguientes
componentes:

) Costo Anual Equivalente del Activo Eléctrico valorado a Costo de Reposicion,
aplicando los Costos Unitarios de las Unidades Constructivas definidas por el
regulador. Este Costo se incrementa en un 5.0% para reconocer los Activos No
Electricos;

o Valor Reconocido por concepto de Gastos de AO&M;
o Costo Anual Equivalente de Terrenos reconocido;

o Costo Anual Equivalente de Servidumbres, reconocido con base en los costos
en que efectivamente han incurrido los Transmisores por este concepto.

Del monto anterior se deducen Otros Ingresos por la explotacidn de los activos remunerados
mediante cargos por uso en actividades distintas a la de transmisién de energia eléctrica. Se
toma el 33% del valor de los ingresos por este concepto.

Conceptualmente la estructura del “Ingreso” responde a los estandares en la materia y tiene
como atributo su simplicidad.

b. Unidades constructivas y costos unitarios

El “Inventaric de Activos’ de cada “Transmisor Nacional’, se clasifica en “Unidades
Constructivas”. En el caso de los “Activos de Uso Existentes” a las “Unidades Constructivas”
se les asigna un “Costo Unitario” regulado, compuesto por un “Precio FOB" regulado, mas un
“Factor de Instalacion” definido como un porcentaje de aquel.

En la determinacion del “Costo Unitario” regulado fa CREG aplica como criterio el “Costo de
Reposicién a Nuevo" o “Costo de Reemplazo’”. Para tal fin contrato a la firma HMV
Ingenieros. El alcance del estudio abarco la revision de las “Unidades Constructivas”
previamente vigentes, la determinacién de la “Vida Util Eficiente” de dichas “Unidades
Constructivas’y una propuesta de actualizacion de los “Costos Unitarios” de las “Unidades”.
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El analisis efectuado por el Consultor para la determinacién del “Precio FOB" y del “Factor de
Instalacién”, se basé en:

) Recopilacion de informacion suministrada por las empresas transportadoras;

o Recopilacion de informacion suministrada por los fabricantes de equipos;
) Informacion proveniente de los archivos de la firma Consultora.

Aunque hubo redefinicion o readecuacion de las “Unidades Constructivas’, es posible
efectuar comparaciones de los cambios que se introdujeron en los “Costos Unitarios” de los
diferentes activos. A manera de ejemplo se presentan los siguientes:

Tabla 3 — UC de Lineas, comparacion Resoluciones CREG 011 de 2009 vs 026 de 1999

UC de Lineas

UC de 230 kV
Resolucién | Resolucién
CREG-011 de|CREG-026 d¢| CREG-011/CREG-026
ue Descripcién Nivel 2009 1999
Valor o
(miles $/08)
LI211 |km de lines, 1 circuito 1 285.994 319.955 89%
L1212 _|km de linea, 2 circuitos 1 421.565 496.240 85%
LI213_|km de lines, 2 circuitos, 2 subconductores por fase 1 617.042 600.281 103%
L1221 |k de linea, 1 circuito 2 200.396 349.790 86%
L1222 _|km de linea, 2 circuitos 2 453.582 551.342 82%
L1223 _|km de lines, 2 circuitos, 2 subconductores por faze 2 617.042 684.414 90%
L1231 _|iom de lines, 1 circuito 3 338.089 385.709 88%
L1232 _|km de lines, 2 circuitos 3 492.049 615.697 80%
11233 _|km de lines, 2 circuitos, 2 subconductores por fase 3 617.042 729.061 85%
UC de 500 kV
Resolucién | Resolucién
uc Descripeién Nivel |CREG-011 de|CRE(-026 de| CREG-011/CREG-026
2009 1999
Valor %
{miles $/08)
L1511 |km de linea, 1 circuito, 4 subconductores por fase 1 583.314 | 688784 85%
11521 |km de linea, 1 cizcuito, 4 subconductores por fase 2 637.274 | 799.283 80%

Tabla 4 — UC de Transformadores, comparacion Resoluciones CREG 011 de 2009 vs 026 de 1999
Transformadores

Resolucién| CREG-
CREG-011 | CREG-026 | 011/CREG-
uc Descripcién de 2009 de 1999 026

Valor
{miles $/08)
Banco de Autotransformadores, 500/230 kV, 450 MVA 18.003.884' 18.830.521 96%

%

ATRO

=

Los resultados muestran una reduccion en los “Costos Unitarios" de las lineas. En el caso
de las subestaciones no hay cambios significativos.

En todo caso, y aceptando las limitaciones de la comparacion, las reducciones estimadas
por la CREG, son inferiores a las que resultarian de la evidencia provista por el desarrollo
de las convocatorias publicas, a través de las cuales se han venido construyendo los
proyectos previstos en el ‘Plan de Expansion de Transmision” desde el afic 2000:
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ALFEREZ Diseilo, Adquisicién de los
Suministros, Construccion,
Operaciéon y Mantenimiento de la
Subestacién Alférez 230 kV y las
Lineas de Transmisién asociadas.

Tabla § - Relacién entre Precios de Convocatorias y Costo de UC

Abierto

Costo UC: 11.20

QUIMBO Disefio, adquisicion de los
suministros, construccién, operacién
y mantenimiento de la subestacion
Quimbo 230 kV y las lineas de
transmision asociadas.

Abierto

Costo UC: 31.84

SOGAMOSO Disefio, adquisicion de
los suministros, construccién,
operacion y mantenimiento de la
subestacion Sogamoso 500/230 kV y
las lineas de transmisién asociadas.

Abierto

Costo UC: 35.86

MIEL II Subestacion a 230 kV y 4
km de red a doble circuito para
conectar la central Miel I1.

Abierto

Costo UC: 3.65

ARMENIA Disefio, adquisicién de los
suministros, construccién, operacién
y mantenimiento de la subestacién
Armenia 230 kV y las lineas de
transmisién asociadas.

Abierto

Costo UC: 14.83

REACTORES Diseiio, adquisicion de
equipos, comstruccién, puesta en
servicio, operacién y mantenimiento
de tres reactores inductivos de 25
MVAr cada uno en San Bernardino,
Altamira y Mocoa a 230 kV.

Adjudicada
EEB

Costo UC: 5.85
Oferta: 3.89

66,50%

BOSQUE Disefo, adquisicién de los
suministros, construccién, operacioén
y mantenimiento de la subestacion
Bosque 220 kV y las lineas de
transmision asociadas.

Adjudicada
I1SA

Costo UC: 23.94
Oferta: 17.80

74,40%

NUEVA ESPERANZA Disefio,
adquisicién de los suministros,
construccién, operacién v
mantenimiento de la subestacion
Nueva Esperanza (transformador de
450 MVA 500/230 kV), y las lineas
de transmision asociadas.

Adjudicada
EEPPM

Costo UC: 76.23
Oferta: 20.23

26,50%

construccién, operacion N
mantenimiento de la subestacién
Porce III 500 kV y las lineas de
transmision asociadas.

PORCE III Disefio, suministro,-

Adjudicada
ISA

Costo UC: 34.27
Oferta: 11.42

33,30%

LINEA DE TRANSMISION A 230 kV
Disefio, suministro, construccion,
operaciéon y mantenimiento de la
linea de transmision a 230 kV
circuito doble Betania — Altamira -
Mocoa - Pasto {Jamondino} -
Frontera con Ecuador y obras
asociadas.

Adjudicada
EEB

Costo UC: 90.00
Oferta: 41.50

46,10%
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COMPENSACION CAPACITIVA
Disefio, suministro, construccion,
operacién y mantenimiento de dos | Adjudicada Costo UC: 2.26
bancos de compensacién capacitiva EEB Oferta: 1.33
de 75 MVAr cada uno, a nivel de 115
kV en la subestacién Tunal (Bogotd).

58,80%

COMPENSACION CAPACITIVA
Diserio, adquisicién de los
suministros, construccion, puesta en
servicio, operacién y mantenimiento
de 75 MVAr de compensacién
capacitiva a 115 kV en la
subestacion Noroeste (Bogotd).

Adjudicada Costo UC: 1.13

EEB Oferta: 0.85 75,20%

COMPENSACION CAPACITIVA
Diseno, adquisicién de los
suministros, construccién, puesta en
servicio, operacién y mantenimiento
de 2 x 30 MVAr de compensacién
capacitiva a 115 kV en la
subestacion Belén (Clcuta).

Adjudicada Costo UC: 2.26

EEB Oferta: 1.65 78,00%

LINEA DE TRANSMISION A 500 kv
Disefio, suministro, construccion,
operacién y mantenimiento de las
lineas de circuito sencillo de 500 kV
Bolivar — Copey — Ocafia — Primavera.

Adjudicada Costo UC: 320.00

o
ISA Oferta: 189.10 59,10%

LINEA DE TRANSMISION A 500 kV
Disefio, suministro, construccion,
operaciéon y mantenimiento de las
lineas de circuito sencillo de 500 kV:
Primavera — Bacata.

Adjudicada Costo UC: 175.00

ISA Oferta: 105.70 60,40%

LINEA DE TRANSMISION A 230 kV
Diserio, suministro, construccion,
montaje, operacién y mantenimiento | Adjudicada Costo UC: ND
de la linea de transmisiéon de 230 kV, 1SA Oferta: 16.30
circuito sencillo, Sabanalarga,
Cartagena.

LINEA DE TRANSMISION A 230 kV
Construccién y operacién de las
lineas de transmisién de 230 kV | Adjudicada Costo UC: ND
circuito sencillo Primavera — Nueva ISA Oferta: 48.70
Bucaramanga {Guatiguara) -
Tasajero.

Como se observa, estos precios de mercado provistos por las convocatorias, son en
general marcadamente inferiores a los “Costos Unitarios™ vigentes en el Periodo Tarifario
previo, en proporciones superiores a la reduccion registrada en los “Costos Unitarios”
aprobados por la CREG para el Periodo Tarifario vigente.

En adicion a lo expuesto, en la formula tarifaria vigente, el costo de las “servidumbres” se
reconoce con un monto independiente, en tanto que el costo de las mismas esta incluido en
los “Costos Unitarios” que regian previamente y en las ofertas realizadas por los agentes
seleccionados en las convocatorias.
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Con relacién a la “Vida Util Normativa® de la infraestructura de transmision, se presenta un
cambio significativo para el grueso de los activos. Las UC de Subestaciones pasan de 25 a
30 afios y las UC de Lineas de 25 a 40 afios. Estos valores son comparables con ios
utilizados en la experiencia internacional para este tipo de regulacién.

Con respecto a la metodologia seleccionada para remunerar los costos de capital,
entendemos que la misma corresponde a la simulacién de los costos de un entrante en un
mercado en competencia. Como tal, deben considerar los costos eficientes de mercado y la
evolucién tecnologica para el reemplazo de las instalaciones. Adicionalmente, en la medida
que la anualidad del Valor de reemplazo es pagada en forma permanente, ese reemplazo es
responsabilidad del incumbente, por lo que la vida util fijada deberia reflejar con realismo la
vida Util esperada, ya que una vida util real superior a la establecida a efectos de determinar
la anualidad llevaria a sobrerremunerar las inversiones realizadas. En todo caso, es
importante que los requisitos y penalidades establecidos para mantener la calidad de
servicio resulten un incentivo real a la realizacion de las reinversiones necesarias para un
desempefio adecuado de las instalaciones.

La remuneracidn por valor nuevo de reemplazo conlleva el riesgo de variacion de precios de
las inversiones ya realizadas. De considerarse que este riesgo no es admisible para los
inversores, hay opciones regulatorias que “blindan” el valor de la inversion realizada, y
pagan la rentabilidad y depreciacién asociada a la misma solo durante el plazo de
amortizacion establecido. Durante el resto de la vida util, solo se reconocen costos de
operacién y mantenimiento eficientes.

Vale recordar que en América Latina predominan los métodos basados en los costos de los
activos. Para eso existen dos caminos posibles:

¢. Vida Util Normativa de los activos y remuneracion de la base de activos

1. Métodos basados en la contabilidad
2. Métodos basados en el costo de reposicion

Los métodos basados en el costo de reposicién buscar estimar la base regulatoria de
activos (BRR) a través de la estimacion del costo de reposicién de los activos por las
mejores opciones disponibles en el mercado. Esa estimacion puede ser realizada por
diversas metodologias. Desde el punto de vista de los consumidores, es la opcion mas
conveniente ya que los mismos pagaran solamente por aquellos activos que un entrante al
mercado estaria dispuesto a invertir para prestar el servicio. Desde el punto de vista de los
inversores es la opcidn menos conveniente ya que contiene un algo grado de riesgo
regulatorio. Cualquiera sea la metodologia que finalmente se escoja, existe una gran dosis
de subjetividad a la hora de establecer la optimizacion de la red a la demanda proyectada.
Los métodos mas usados para estimar el costo de substitucion de los activos son los
siguientes:

1. El Valor Nuevo de Reposicidn (VNR)
2. El Costo de Reposicién Optimizado y Depreciado (CROD)
3. Meétodos hibridos

1. Valor Novo de Reposigéo (VNR}

El YNR es el costo de reposicion de los activos existentes por nuevos activos. Es un método
tipo “bottom-up”, en el sentido que la cantidad de los nuevos activos para reponer los viejos
es estimada generalmente mediante la construccion de una empresa de referencia (ER).
Este método es también conocido como Gross Optimised Replacement Cost (GORC), ya
que no incluye la depreciacion. Es importante notar que ese proceso de substitucién de
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activos por otros equivalentes, incluye cambios tecnoldgicos en el tiempo. Para determinar
cuales son esos activos se requiere hacer algunas hipotesis sobre el mercado, para asi
precisar cuales activos son adaptados a la demanda que se proyecte. Una vez determinada
la BRR por este criterio, la misma se ajusta por algin indice de precio hasta la proxima
revision tarifaria, en la cual los valores de reposicion son nuevamente estimados segun las
condiciones del mercado y el estado de la tecnologia.

2. Costo de Reposicion Optimizado y Depreciado (CROD)

El Costo de Reposicién Optimizado y Depreciado (CROD), o por su nombre en inglés
Optimised Depreciated Replacement Cost (ODRC o DORC), es el costo de la red existente a
su valor de un Activos Equivalente Moderno (“Modern Equivalent Asset’ -AEM) que ha sido
optimizado desde el punto de vista de la ingenieria y ajustado por las depreciaciones
correspondientes a su antigiledad. La principal diferencia con el método del VNR es la forma
de depreciacion de los activos: en el caso de la CROD la depreciacion esta incluida en la
anualidad como si fuese un préstamo.

Corresponde destacar que cuando una empresa tiene capacidad ociosa y activos
desadaptados, el método CROD resultard en una base de activos mayor (parcialmente
compensada por las depreciaciones y por el uso efectivos de la capacidad), y, por lo tanto,
mayores tarifaras que las estimadas por el método VNR. Por el contrario, si la empresa tiene
activos viejos, el método VNR resultard en valores mas altos que los encontrados por el
método CROD. En ese sentido, el VNR-ER da resultados que son independientes de la edad
de los activos.

Una excelente comparacion entre los dos métodos se encuentra en el trabajo de Jadresic
(2002), cuya tabla se reproduce a seguir:

Tabla 6 — Comparacién entre los métodos CROD y VNR

Premisas CROD VNR-ER

Fuente de los activos Activos d empresa real con Activos de una empresa de
deducciones por uso efectivos referencia
de la capacidad de los activos

Precios de los activos Costo de reposicion Costo de reposicion

Base de activos Activos depreciados segun las Valor total dos activos

reglas regulatorias
Gastos de capital Retorno sobre la base de Anualidad constante sobre el
activos mas la depreciacion Valor dos Activos
Tasa de retorno Costo de capital del mercado Custo de capital do mercado

Fuente: Jadresic (2002)

En situaciones de equilibrio de largo plazo, los dos métodos arrojan resultados equivalentes,
tanto en tarifas como en gastos de capital, siempre que la estimacion de la vida atil de los
activos en servicio sea adecuada.

d. Fijacién de la Tasas de Retorno

La Tasa se calcula a partir de la estimacion del Costo Promedio Ponderado de Capital
(WACC). Con relacion a las variables que permiten el calculo del WACC, se utilizan valores
estandar para el "Peso Ponderado de la Deuda” y para el “Peso Ponderado del Capital
Propio’. Estas variables deberian considerar las cifras financieras sectoriales, o el resultado
de un analisis de apalancamiento éptimo de inversiones.
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El gasto anual de AO&M de referencia, o gastos AO&M a reconocer, se obtiene para cada
“Transmisor’ como la semisuma entre i) el valor promedio del AO&M Gastado durante el
periodo 2001 — 2007; y i) el valor anual del AG&M Reconocido durante el afio 2008.
Al reportar los AO&M Gastados los agentes deben presentar, en forma separada, el valor
total de las cuentas en pesos, asociadas con los proyectos ejecutados mediante procesos
de libre concurrencia. Esto con el fin de evitar la sobre-remuneracion de dichos Gastos.
A partir de los valores de AO&M Gastado, AO&M Reconocido y AO&M de Referencia, se
determinan los respectivos porcentajes de AO&M, como la relacion entre i) el valor de A&OM
y i) el Costo de Reposicién del Activo Eléctrico.
Los Gastos de AO&M que finalmente se reconocen se definen con base en los siguientes
criterios:

) Para el afio 2009 el AO&M a reconocer corresponde al porcentaje de AO&M de

referencia calculado como se describié anteriormente.

e. Gastos de Administracion, Operacion y Mantenimiento

o A partir del afio 2010 el porcentaje de AO&M a reconocer se determina con
base en la informacién anual de los Gastos AO&M registrados por cada
“Transmisor”, teniendo en cuenta lo siguiente:

» Se establece un limite superior para cada “Transmisor”, equivalente al
porcentaje de AO&M de Referencia incrementado en un 0,4%;

» Se establece un Iimite inferior igual para todos los “Transmisores” del
1% del Costo de Reposicion del Activo Eléctrico.

= En ningdin caso el porcentaje de AO&M a reconocer a un “Transmisor”,
en un afio dado, sera mayor ni menor a los limites superior e inferior
establecidos.

Sobre la metodologia adoptada se tienen los siguientes comentarios:

o Establecer el AO&M de Referencia como la semisuma de los gastos de AO&M
Reconocido en el Afio inmediatamente anterior y un promedio de los gastos
de AO&M Gastados y efectivamente causados, es una disposiciéon no fundada
en criterios de eficiencia, ya que "divide la diferencia entre los costos reales y
los antes reconocidos”. No conocemos antecedentes de este tipo en la
experiencia internacional

[S) Se busca obtener informacién confiable sobre los costos reales incurridos
para la regulacion futura de estos costos, ya que aun no se dispone, aunque
han transcurrido mas de 15 afios desde que la actividad es regulada por la
CREG.

Concordamos con que la obtencion de esta informacién es prioritaria para realizar
comparaciones con indicadores de referencia nacionales y/o internacionales en la
materia, que parecen convenientes para evitar las distorsiones que podrian
originarse en una metodologia que solo observa la evolucion de costos de la propia
concesionaria.

2.1.2. Calidad de Servicio

La Calidad del Servicio se regula partiendo de que el ‘Ingreso Regulado” de cada
Transmisor esta asociado con una calidad que tiene las siguientes caracteristicas:

a) La duracion de las indisponibilidades de los activos utilizados en la prestacion
del servicio de transmision no debe superar, sobre una ventana movil de 12
meses, las Méaximas Horas Anuales de Indisponibilidad que se muestran a
continuacion:
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Bahia de Linea

Bahia de Transformacién 15
Bahia de Compensacién 16
Médulo de Barraje 15
Modulo de Compensacién 15
Autotransformador 28
Linea de 220 o 230 kV 20
Linea de 500 kV 37
vQcC 5
Otros Activos 10

b) Las indisponibilidades maximas permitidas de un Activo originadas en

catastrofes naturales, tales como Erosidn (Volcanica, Fluvial o Glacial),
Terremotos, Maremotos, Huracanes, Ciclones y/o Tornados, y las debidas a
actos de terrorismo, no deben superar los 6 meses, contados desde la fecha
de ocurrencia de la catastrofe.

c) La Energia No Suministrada (ENS} por la indisponibilidad de un activo no
debe superar el 2% de la prediccién horaria de demanda para el Despacho
Econémico estimada por el Centro Nacional de Despacho.

d) A partir del momento en que las Horas de Indisponibilidad Acumulada de un
activo sean mayores que las Maximas Horas Anuales de Indisponibilidad, no
se permitird que la indisponibilidad de este Activo deje no operativos otros
activos.

e) La variacion en estas caracteristicas de calidad del servicio de transporte de
energia eléctrica en el STN que exceda o supere los limites sefialados en
cualquiera de los literales anteriores, generard una Teduccion o
Compensacion en el Ingreso del “Transmisor”.

Las Metas de Maximas Horas Anuales de Indisponibilidad por Activo se reducen en 0.5
horas, cada vez gue se presente alguna de las siguientes situaciones:

i) Caonsignacién de Emergencia solicitada;

i) Modificacion al Programa Semestral de Consighaciones y/o
Mantenimientos; o

Tii) Retraso en el Reporte de Eventos.

Conceptualmente, las normas que complementan el marco regulatorio de la calidad del
servicio en el STN, son similares a las aplicadas para los STR y que se describe en el aparte
respectivo.

El marco regulatorio adoptado es consistente con las mejores practicas internacionales en la
materia.
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3. IMPACTO EX POST DEL MARCO REGULATORIO

3.1, Evolucioén de la sostenibilidad de la Transmisién

Se analizé en primer lugar el cargo T (Figura 12), el cual muestra una evolucién bastante
atipica, con una caida permanente en el periodo 2004-2007, perdiendo en términos reales
casi 20%, para luego recuperar en el bienio 2007-2008, para nuevamente caer.

Figura 12 — Evolucidn del Cargo T
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Fuente: CREG

Dada esta evolucion bastante anoémala del cargo T, resulta interesante analizar el
comportamiento de los resultados financieros de las empresas®. La Tabla 7 muestra la
evolucion de la Utilidad Operacional™ del sector para el periodo 2004-2010. Si bien en
valores absolutos se verifica un aumento de la utilidad operacional del sector, en términos
de los ingresos operativos se pasa de 59.5% en el bienio 2006-2007 a 52.5% en 2009-2010,
lo que es consistente con la caida antes aludida del cargo T. De todas formas los margenes
de utilidad operacional son holgados y permiten afirmar que no hay problemas de
sostenibilidad del sector en el periodo analizado, es decir que la caida del cargo T resulté en
una ganancia para los consumidores sin comprometer la sostenibilidad financiera de las
empresas.

** Dado el pequefio tamarfio de ta muestra carece de mayor sentido realizar analisis de diferencias de
medias y medianas.

' Para ser mas preciso se considerd la Utilidad Operacional ajustada por los depreciaciones
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Tabla 7 — Evolucién de la Utilidad Operacional del sector Transmision (2004-2010)

Empresa 2004 2005 2006 2007 2008 2009 2010
Millones de pesos de 2004
ISA 387,402 353,879 391,958 379,996 411,625 418,571 407,429
Transelca 69,153 69,643 62,173 62,720 66,760 56,332 56,152
EEB -47,856 -40,478 37,991 38,542 37,446 39,143 37,914
Millones de délares

161 163 194 225 226 260 277
ISA 29 32 3 37 37 35 38
Transelca -20 -19 19 23 21 24 26

% de los Ingresos Operativos

BA 54.7% 83.7% 64.2% 62.9% 59.8% 59.8% 59.8%
Transelca 56.1% 55.0% 50.4% 52.9% 51.9% 43.9% 45.1%
EEB -82.3% £65.8% 63.8% 62.5% 51.0% 53.2% 53.1%

V - DISTRIBUCION
1. OBJETIVOS REGULATORIOS

Para cumplir con las politicas establecidas en los Decretos 387 y 388 de 2007 del MME, la
CREG implement6 las siguientes modificaciones regulatorias: reconocimiento de la totalidad
de las inversiones realizadas, regulacion de las Areas de Distribucion (ADD) y la
implementacion del costo tnico en nivel de tension 1 (asociado con la creacion de las ADD).

En el marco de lo dispuesto por el Decreto 388 de 2007, y sus modificaciones, la CREG ha
expresado en diferentes documentos® los objetivos de la metodologia para regular Ia
remuneracion de la actividad de distribucién para el periodo tarifario 2008-2013. Por una
parte, sefala que el reto del regulador es desarrollar un marco regulatorio que considere la
situacion actual (alta correlacion de la demanda de energia eléctrica y el PIB, crecimiento
anual promedio de la demanda del orden del 3.5%, cobertura superior al 92%, disminucion
de pérdidas de energia del 35% promedio en el 2003 a un 17% en el afioc 2006, revaluacion
del peso frente al délar, disminucion del “spread” sobre la deuda pais, mejora sustancial en
la situacion financiera de las empresas y una mejora menos significativa en la calidad del
servicio, aun percibido como ‘regular’ por los usuarios), con los siguientes propositos:

a. Generar una sefial de estabilidad en los precios;

b. Generar confianza del inversionista;

c. Asegurar que los aumentos de productividad de las empresas sean compartidos con
los usuarios;

d. Procurar una mejora permanente en la calidad del servicio, mediante una regulacién
de incentivos que asegure la realizacién de las inversiones necesarias y que los
usuarios reciban una calidad minima'®;

s Resolucién CREG 111 de 2006 por la cual se sometio a consideracién de los agentes, usuarios y terceros
interesados, los principios generales conceptuales sobre la remuneracién en distribucién eléctrica que
permitirian establecer con posterioridad la metodologia para determinar los cargos en dicha actividad en
el Sistema Interconectado Nacional; Resolucién CREG 036 de 2008, por la cual se ordena hacer publico
el proyecto de resolucion para aprobar los principios generales y ia metodologia para la remuneracion de
la distribucién, el Documento CREG 071 del 22 de septiembre de 2008, que contiene la propuesta
regulatoria final expedida mediante la Resolucion CREG 097 de 2008.

1 Segun el Anexo 4 del Documento CRG 071 de 2008, “a principal conclusion de este diagnostico es que
adn cuando el nivel de calidad del servicio prestado por fos OR ha venido mejorando a través de los aftos,
es claro que la mayoria de eflos puede obtener mejores resuftados. Es de anotar que en algunas
excepciones la calidad del servicio prestada alcanzé niveles muy supenores al promedio. |...] Se observa
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e. Remunerar adecuadamente la actividad de AOM de la distribucién, obteniendo
informacién confiable y verificable sobre los costos y gastos incurridos; y

f.  Seguir las directrices del Decreto 388 de 2007 y sus modificaciones;

g. Procurar mantener estables las tarifas al usuario final, en cuanto sea posible,
amortiguando las variaciones de precios o de conformacién de las Unidades
Constructivas;

h. Incentivar la realizacidn de inversiones en ampliacion de cobertura;

i. Reiterar el concepto de “integralidad” de las tarifas, en el sentido que éstas implican
garantizar una determinada calidad.

2. INSTRUMENTOS REGULATORIOS

Para cumplir los anteriores objetivos, la CREG plantea en términos generales la siguiente
propuesta metodolégica:

d. Remuneracidn de la Inversion:

iv)  Valoracion de activos utilizando Unidades Constructivas;

v)  Reconocimiento de la totalidad de las inversiones con el AOM correspondiente,
siempre que los equipos se encuentren dispuestos para su operacion inmediata,
para aumentar la confiabilidad del sistema.

vij Tasa de Retorno para remunerar la inversion, con base en el principio de
suficiencia financiera del 87.4 de la Ley 142 de 1994'7, utilizando una
metodologia similar a la establecida para el periodo tarifario anterior en la
Resolucion CREG 013 de 20022,

e. Calidad del Servicio: Introducir los incentivos necesarios para que los OR gestionen
su calidad en procura de una mejora permanente de la misma®.
f. Economias de alcance
Compartir economias de alcance descontando de la anualidad respectiva la mitad del valor
promedio de los ingresos, afectados por el impuesto de renta y obtenidos durante los dltimos
afios, en desarrollo de actividades distintas a la prestacion del servicio con la misma
infraestructura remunerada con la metodologia propuesta.

2.1. Soluciones metodoldgicas planteadas por la CREG

En cuanto a las soluciones metodolégicas planteadas por la CREG cabe sefialar los
siguientes aspectos:

a. Areas de Distribucion (ADD)

i.  Se establecieron inicialmente 4 ADD.
ii. Se establecen cargos por uso Unicos para cada nivel de tension por cada
ADD.

que el esquema regulatorio del periodo 2003-2007 si bien generé mejorias en la calidad del servicio, no
es suficiente para la toma de decisiones gerenciales necesarias para alcanzar los niveles de calidad
esperados en todos los OR.

" Segun el criterio de suficiencia financiera establecido en este articulo, las férmulas tarifarias deben
permitir remunerar el patrimonio de los accionistas de la misma forma en la que habria remunerado una
empresa eficiente en un sector de riesgo comparable.

i Resolucién 111 de 2006 por la cual la CREG sometié a consideracion de los agentes, usuarios y terceros
interesados, los principios generales conceptuales sobre la remuneracion en distribucién eléctrica que
permitirian establecer con posterioridad la metodologia para determinar los cargos en dicha actividad en
el Sistema Interconectado Nacional.

» Anexo 4 del Documento CREG 071 del 22 de septiembre de 2008.
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ii.  El Liquidador y Administrador de Cuentas (LAC) calcula los cargos por uso
Unicos y los ingresos reconocidos a cada OR.

b. Nivel de Tensién 4

i.  Continia esquema de remuneracion de Ingreso Maximo, con ajustes
pericdicos (mensuales) para mantener el ingreso y minimizar los riesgos;
i.  Contintia sistema facturacion y recaudo por parte de los OR y de liquidacién a
través del LAC.
ii.  ContinGa la composicion de los Sisternas de Transmisién Regional, con el
cambio de un Operador (CENS) de Norte a Centro-Sur.

¢. Niveles de Tensién 3y 2
Continta metodologia de remuneracion por Precio Maximo.

d. Inventario a Reconocer y Costo de la Inversién

i.  Se actualizan las Unidades Constructivas ({tanto en conformacién como en
valoracion).

ii. “Con el propésito de ofrecer una sefial de estabilidad en el valor de la
remuneracion de las inversiones ejecutadas por los OR, con anterioridad d la
expedicién de la Resolucién que recoge la nueva metodologia™, el costo de
la inversién se calcula como un 90% del costo de la inversion existente,
calculado de acuerdo con la metodologia del periodo tarifario anterior
(Resolucién CREG 082 de 2002), y un 10% de acuerdo con la valoracion de
las nuevas Unidades Constructivas.

ii. El costo de la inversién existente se calcula con base en los cargos
aprobados para cada OR de acuerdo con la metodologia de la Resolucion
CREG 082 de 2002, y se actualiza con base en los inventarios y energias
utiles del afio 2007.

iv.  El costo de la inversion nueva se calcula a partir del inventario actualizado y
utilizando las nuevas.Unidades Constructivas.

v.  Para nivel de tensién 4, el inventario se valora a costo de reposicién, con vida
util de 40 afios para lineas, y 30 afios para UC de subestaciones, y 10 afios
para centros de control.

vi.  Para el nivel de tensién 3, el inventario se valora a costo de reposicion, con
vida (til en nivel de tension 3 de 30 afios para subestaciones y 40 afios para
lineas; y para nivel de tension 2, 30 afios para subestaciones y lineas.

vii.  Continta porcentaje 4.1% para reconocimiento de activos no eléctricos.

viii.  Los terrenos en nivel de tension 4 se excluyen de los costos de reposicion de
los activos, y se remuneran a una tasa del 6.9% anual sobre el avalio
catastral, equivalente al costo implicito de la deuda en el costo de capital.

e. Nivel de Tensién 1

i. Con el fin de “capturar las particularidades de cada sistema™, en vez de

unos cargos maximos nacionales para redes aéreas, rurales y subterraneas,
se establece un costo medio por kWh en el nivel de tensiéon 1 para cada
Operador de Red.

fi. ~Determinaciéon del costo medic a través de un procedimiento de
levantamiento de informacion a partir de muestras representativas de cada
mercado.

» Ver Anexo 6, Calculo de Cargos, del Documento CREG 071 del 22 de septiembre de 2008.
un Documento CREG 071 del 22 de septiembre de 2002,
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f. Tasa de Retorno: La remuneracion del capital invertido comprende dos aspectos
fundamentales: la tasa de retorno a la que se remunera el stock de capital, mas
conocido como la Base de Remuneracién Regulatoria (BBR), y la propia BRR. Para
determinar la BRR hay que establecer criterios para definir la vida util de los activos y
el precio de los mismos.

i.  Utilizacion de Tasas de Retorno para remunerar la actividad de energia
eléctrica, calculadas con la metodologia del Costo Promedio Ponderado de
Capital, como lo hacia la Resoluciéon CREG 013 de 2002 para el periodo
tarifario anterior, asumiendo una estructura deuda/capital de 40%/60%.

ii. Se establece una tasa para los sistemas gue se remuneran mediante la
metodologia de Ingreso Méximo y otra para los remunerados mediante la
metodologia de Precio Maximo.

g. Expansion y Actualizacion de Cargos

i, Se mantienen las normas de la Resolucién CREG 070 de 1998 de acuerdo
con las cuales el Operador de Red es responsable de elaborar y ejecutar el
Plan de Expansion del Sistema que opera.

ii.  En concordancia con lo dispuesto en el Decreto 388 de 2007, se establece un
procedimiento diferente para la actualizacion de cargos por la entrada en
operacion de nuevos proyectos con un costo medio superior al aprobado para
el Operador de Red, asi:

= Para activos de Nivel de Tensidn 4 o Conexion al STN, el costo anual
de los activos sera revisado por la Comision cuando el OR presente su
solicitud acredite presentacion y aprobacién del proyecto por parte de
la UPME y suscripcion del contrato de conexion, cuando se trate de
activos de conexion.

Para los activos de Nivel de Tension 3 0 2, que sean identificados por

la UPME, se ejecutaran por convocatoria si el OR no manifiesta su

intencién de ejecutarlo o no inicia su construccidn en un término de 1

afo.

Para los activos de Nivel de Tension 4, 3 0 2, cuyos costos promedio

resulten superiores a los costos medios del Operador de Red, los

costos y cargos seran revisados por la Comisién cuando entren en
operacién, siempre que los proyectos hayan sido aprobados por la

UPME de acuerdo con criterios fijados por la CREG.

Para los activos financiados con recursos publicos, se ajustaran los

costos y cargos cuando se realice la reposicion.

h. Gastos AOM

i, Se establecen los gastos AOM de referencia para cada OR, como un
porcentaje del costo de reposicién de la inversién reconocida, teniendo en
cuenta el valor anual de AOM gastado y el valor anual de AOM remunerado
para el periodo 2004 — 2007;

i. A partir del afio 2010, aplica un ajuste en los gastos AOM, de acuerdo con el
comportamiento de los gastos AOM y los indices de calidad.

ji. La empresa debe contratar auditorias y reportar informacion de sus gastos
AOM a la CREG.

i. Calidad del Servicio

i. Calidad enel STR

» Se establece el numero de horas maximo permitido para
indisponibilidades en los activos que conforman los STR.
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= Se establece el gjuste de estas metas por la omisién del OR en
reportar los eventos y por consignaciones de caracter nacional no
programadas.

= Las compensaciones por indisponibilidades (mas allda del maximo
permitido) seran equivalentes a la remuneracién que recibiria el activo
por ese periodo de tiempo.

= Se establece una compensacion cuando se presente Energia no
Suministrada o se dejen indisponibles otros activos del STR.

i.  Calidad en el SDL

= Esquema de incentivos a cada OR, de tal forma que su gestion de Ia
calidad es reconocida hacia el futuro como un mayor o menor ingreso
en funcion de la mejora o desmejora alcanzada en la calidad.

» Esquema de Compensaciones econdmicas a los usuarios “‘peor
servidos”, es decir, a aquellos que experimenten un nivel de calidad
inferior al promedio histdrico percibido por usuarios del mismo grupo
de calidad.

j. Pérdidas de Energia

i. Se establecen cifras de pérdidas de energia para cada OR en la resolucién
que apruebe los cargos.
i.  Pérdidas reconocidas por cada nivel de tension:
= Para el Nivel de Tensién 4, seran iguales a las técnicas segun calculo
efectuado por XM.
= Para el Nivel de Tensién 3 y 2, seran iguales a las pérdidas técnicas
para cada OR, seguin calculo efectuado por la CREG.
= Para el Nivel de Tension 1, seran la suma de las pérdidas técnicas y
no técnicas reconocidas. Las técnicas, las calcula la CREG; las no
técnicas, son las que se aprueben a cada OR conforme a los planes
de reduccién o mantenimiento de pérdidas que presente. Mientras
tanto, se reconocen como pérdidas no técnicas la diferencia entre
12.75% vy el indice que pérdidas técnicas acumuladas del Nivel de
Tensién 1.

k. Criterio de Eficiencia para Transformadores del Nivel de Tensién 1
i. Se establece un criterio de eficiencia para los transformadores de nivel de
tensién 1, a partir del analisis de cargabilidad.
i.  El criterio de eficiencia de aplica cuando el transformador presente una carga
inferior al 40%.

I Migraciéon de Usuarios a Niveles de Tensién Superiores, previo cumplimiento de los
siguientes requisitos:
i.  Justificacion técnica de la migracion
ii.  Autorizacién del OR
ii.  Disponer de un contrato de respaldo.
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2.2.  Analisis conceptual e implicaciones del Marco Regulatorio aplicable
2.2.1. Metodologia de remuneracién

La metodologia de remuneracién varia segin el Nivel de Tension de operacion de los
activos:

“Metodologia de Ingreso Regulado (Revenue Cap). Metodologia de remuneracion
mediante la cual la Comision establece fos ingresos que requiere cada Operador de Red,
para remunerar los activos de uso del Nivel de Tensién 4 y que sirven para calcular los
cargos de los STR.

Metodologia de Precio Maximo (Price Cap). Metodologia de remuneracién mediante la
cual fa Comisién aprueba, para cada Operador de Red, los cargos maximos por unidad de
energia transportada en los Niveles de Tension 1, 2 y 3 de su sistema™.

El Precio Maximo aplicable en los Niveles de Tensidn 1, 2 y 3, corresponde al “Costo Medio
Histérico” de prestacién del servicio.

a. Efecto del Costo Medio Histérico en ios Cargos por Uso de los Niveles de Tension 2
y3
Aunque muy utilizada en la experiencia internacional, la adopcién de Cargos por Uso
con base en Costos Medios Historicos, presenta externalidades negativas:

o Desconoce el estado de desarrollo de las Redes de Distribucién de las distintas
empresas. Topologias inadecuadas o redes insuficientes, tienden a no alterar su
situacion en el tiempo;

o Desconoce que no todas las empresas se encuentran en puntos de operacion
que les permitan beneficiarse de las economias de escala (rendimientos no
decrecientes de escala) asociadas al negocio de redes;

o Esta metodologia tiende a favorecer a las empresas cuyo costo medio de
prestacion del servicio se reduce a medida que aumenta la cantidad vendida y
perjudica a las empresas que no operan en la porcién descendente de la curva
de costos, o que requieren cambio de escala de operacion;

<) Periodos Tarifarios superiores al quinquenio, exacerban la situacion de beneficio
o perjuicio de las empresas, derivados de los factores previamente
mencionados;

o La metodologia incentiva la sobreexplotacion de lineas y subestaciones hasta el
limite de su cargabilidad;

o La metodologia induce a que las empresas pospongan al maximo sus
requerimientos de inversién, preferiblemente hacia el final del Periodo Tarifario;

La aplicacién de los costos medios es aceptable en la medida en que no se extienda
excesivamente el plazo entre revisiones tarifarias

b. Metodologia para la determinacién del Costo Anual por el Uso de los Activos de los
Niveles de Tensién 4, 3y 2

Los Costos y Gastos que definen el Costo Anual Equivalente de estos Activos son
los siguientes:

o Costo Anual Equivalente de Activos de Uso;

= Resolucién CREG 097 de 2008, Articulo 1 — Definiciones.
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) Costo Anual de Unidades Constructivas (UC) que no se asocian con un Nivel de
Tensién especifico;

) Costo Anual de Terrenos;
o Costo Anual Equivalente de Activos No Eléctricos; y
o Gastos Anuales de Administracién, Operacidn y Mantenimiento.

Los Costos Unitarios de las UC, que determinan el “Costos de Reposicién a Nuevo” de cada
activo o grupo de activos en que se clasifica la infraestructura de los STR y SDL (UC de
Lineas, UC de equipos de subestaciones, UC de transformadores, UC de equipos de
compensacion, UC de equipos, UC de conexiéon al STN y UC de Centros de Control y
calidad), en principio, segun planteamiento de la CREG, deberian resultar de multiplicar el
costo FOB de la respectiva Unidad por el Factor de instalacién correspondiente™.

Aplicar el “Costo de Reposicién a Nuevo” para valorar la inversion existente, presenta las
siguientes debilidades:

e} Puede sobrevalorar los activos de un Periodo Tarifario al siguiente, asignandoles
valores por encima del valor efectivo de la inversién. Esto equivale a imputarle a
los usuarios finales costos inexistentes; o

o Puede subvalorar los activos de un Periodo Tarifario al siguiente, asignandoles
valores por debajo del valor efectivo de la inversidn. Podria afectar el principio
de “suficiencia financiera” previsto en la ley.

El mecanismo corresponde a simular los costos que tendria un nuevo entrante en un
mercado en competencia.

En general puede afirmarse que la “Vida Util” de los activos de distribucién supera los
veinticinco (25) afios. Asignarle a un activo con estas caracteristicas valores disimiles e
inciertos a los largo de su “Vida Util", puede ser considerado un riesgo no aceptable para el
inversor.

Para las empresas cuyas acciones se transan en la Bolsa de Valores, el efecto de esta
metodologia es mayor, en la medida en que la forma en que el regulador valore sus
inversiones repercute en el valor de las acciones de la compariia en la Bolsa.

El “Costo de Reposicion a Nuevo” resulta util para estimar los valores de inversién previstos
en un Plan de Expansién. Como se indicé, la metodologia vigente se basa en el Costo
Medio Histérico de prestacion del servicio y los OR no estan obligados a expandirse. La
implicacion de la valoracion a “Costo de Reposicién” aplicable a toda la masa de activos, es
que puede aprobérsele a un OR sin proyectos relevantes de expansion, una remuneracion
en exceso sin que acometa |a ejecucion de nuevas obras.

La CREG afirma en documento soporte que:

“La utilizacién en cada perfodo tarifario de los "costos mds recientes” (como una
aproximacién a los costos de reposicion a nuevo) para la valoracién de activos, en
un sector con bajas tasas de reposicion, activos con vidas dtiles mayores a 25 afios
y gran variacién en los precios, genera volatilidad en fa valoracién de los activos,
tal como se menciond anteriormente. La utilizacién de estos costos trasfada a la
remuneracion de activos y, por lo tanto, a las tarifas la volatilidad de estas
variables, algunas de las cuales no son gestionables por los OR.

» Al final la CREG opta por utilizar precios DDP (Delivered Duty Paid), en lugar de los precios FOB gue se
encontraban vigentes.
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En el estudio presentado por el CNO en diciembre de 2000 se evidencia la
ocurrencia de lo mencionado anteriormente (dificultad para obtener costos de
reposicion a nuevo y alta volatilidad de los precios): En una de sus conclusiones se
dice: "Aunque se definié inicialmente obtener el costo de las Unidades
Constructivas a partir de costos de los Gltimos cinco afios, no fue posible logrario
completamente en todos los grupos ya que en algunos casos no se dispuso de
informacién histérica completa o confiable por variaciones bruscas en el
comportamiento del mercado en algunos componentes. Ademas existen unidades
constructivas para fas cuales no ha habido inversiones en los Gitimos tres afios. Por
lo anterior, el grupo de Redes utilizé informacién del ditimo afio, debido a la gran
dindmica de construccién, el Grupo de Subestaciones y lineas de 115 kV
informacién de los ditimos 5 afios o0 mas y ef Grupo de Supervision y Controf costos
actuales e histéricos.

Teniendo en cuenta lo anterior y los criterios definidos en el numeral 3.2, la
Comisién propone fa utilizacién de costos reconocidos que reduzcan el efecto de la
volatilidad en el precio de los elementos sobre la valoracién de los activos™.

Con relacion a los “Costos de Instalacién”, que en la metodologia anterior se estimaba como
un porcentaje del precio FOB de la UC, se modificé el criterio, desarrollando un analisis de
precios unitarios para las actividades de montaje, pruebas y puesta en servicio, obras civiles
e ingenierfa para las diferentes UC. Con este andlisis se obtuvo un costo de instalacion
independiente del costo DDP de la UC que incluye los recursos necesarios para desarrollar
estas actividades valorados a los precios de mercado.

Las graficas que presenta la Comision en el documento soporte, gue muestran la evolucion
de los precios del Aluminio, el Cobre y el Acero, durante el periodo 2003/2004 — 2007,
permiten ver las variaciones que surgen de la metodologia adoptada para determinar los
“Costos Unitarios” de las UC, considerando que éstos se emplean para valorar toda la
inversidn existente y no solamente para valorar la inversién efectuada por los OR durante el
periodo 2005-2006, o para estimar el valor de nuevas inversiones:

En la medida en que ese riesgo de variacion del valor reconocido para las inversiones
realizadas se considere no aceptable, podria ser conveniente adoptar una regulacién que
“blinde” el precio de las inversiones ya realizadas (instalaciones existentes), durante el plazo
de amortizacién de las mismas.

c. Metodologia para la determinacion del Costo Anual por el Uso de los Activos del
Nivel de Tension 1

En el Periodo Tarifario anterior, ante la dificultad y el costo que implica contar con un
inventario detallado de las redes de baja tension, para estimar las inversiones se habia
fijado un cargo maximo basado en cargos Unicos nacionales para redes aéreas y
subterraneas. El cargo maximo de cada OR resultaba de la ponderacion del cargo
maximo reconocido para redes aéreas rurales y urbanas en funcion de la composicién
urbana/rural de cada OR.

No obstante, la CREG tuvo en cuenta las siguientes consideraciones para el cambio
metodoidgico que se registré en el actual Periodo Tarifario:

o “Diferencias en topologia y conformacién de las redes debido a condiciones
propias de cada mercado como. densidad de la demanda, topografia,
caracteristicas de la demanda, entre otras.

b Documento CREG 071 del 22 de septiembre de 2008
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« Diferencias de las préacticas de construccién de los OR, dadas por las normas de
cada empresa, normas de urbanismo municipales, necesidad de redes especiales
(trenzadas, subterraneas, anti fraude).

e Diferencia en los esquemas de planeacién de los sistemas considerando la
complementariedad de redes en los niveles de tension 1y 2.

« Diferencias en los niveles de cobertura en las diferentes regiones del pais™.
Se adopté como metodologia para capturar las diferencias anotadas, el disefio por parte

de los OR de una “Muestra Aleatoria Estratificada Simple”, que debia cumplir los
siguientes criterios basicos:

- Nivel de confianza del 95%.

- Error maximo del 10%.

- Representatividad por Grupo de Calidad.

- La variable de disefio debia corresponder a alguna de las siguientes variables
sugeridas para la caracterizacion de la red:

Una vez aprobado el tamafio de muestra de cada OR la CREG selecciond los
transformadores a los cuales las empresas debian hacer el levantamiento de
informacion.

Para determinar el cargo maximo que remuneraria los activos, se estimé el costo medio
de las inversiones (pesos por circuito) de cada estrato (grupo de calidad), o subgrupo, a
partir de la informacién de la muestra. Los resultados se expandieron al total de redes de
cada OR.

Estimada la inversion total, se determiné el costo medio de prestacién del servicio
utilizando las ventas totales en este Nivel, afectadas por las pérdidas no técnicas no
reconocidas ail OR.

d. Fijacion de la Tasas de Retorno

La Tasa se calcula a partir de la estimacion del Costo Promedio Ponderado de Capital
(WACC). Con relacién a las variables que permiten el calculo del WACC, se utilizan valores
estandar para el “Peso Ponderado de la Deuda” y para el “Peso Ponderado del Capital
Propio”. Estas variables deberian ser un resultado endogeno inferido de las cifras
financieras sectoriales, o el resultado de un andlisis de apalancamiento optimo de
inversiones. Adicionalmente, en un pais con las importantes diferencias regionales en
términos de complejidad econdmico-social como es el caso de Colombia, parece oportunc
sefialar que no tiene el mismo riesgo invertir en Bogota que en el Caquetd, por lo que al
menos seria interesante analizar la posibilidad de otorgar un premio por tamafio a las
empresas pequenas, similar a lo que realiza la Agencia Reguladora de Saneamiento y
Energia del Estado de S&o Paulo (ARSESP).

e. Célculo de los Cargos por Uso
La formulacion efectuada se puede resumir en los siguientes términos:

o Los “Costos Unitarios” de las “Unidades Constructivas” adoptados por la
CREG para el Periodo Tarifario en curso, implicaban una reduccién
significativa del valor de las inversiones reconocidas a los OR en el Periodo
Tarifario previo.

*  Anexo 2 - Documento CREG 071 del 22 de septiembre de 2008
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o Para evitar este efecto negativo, que considerd inadecuado en todo sentido, y
dado que la misma CREG tenia entre sus objetivos evitar la volatilidad en la

valoracién de inversiones, , opto por afectar el calculo de los Cargos por Uso
de los diferentes Niveles de Tension.

o De la formulacion, es posible concluir que la CREG esta ponderando los
“Costos Unitarios” de las “Unidades Constructivas” de la Resolucion CREG
082 de 2002, con los “Costos Unitarios” de las “Unidades Constructivas” de la
Resolucién CREG 097 de 2008, en proporciones 90% Yy 10% respectivamente.

Aunque la decisién de limitar la volatilidad en la remuneracion de las inversiones ya
realizadas parece razonable y justificada, la metodologia adoptada resulta “ad hoc” y
hace dificil su previsibilidad futura..

Se genera innecesariamente una mayor percepcion de “Riesgo Regulatorio” entre los
OR, en la medida en que, con miras al proximo Periodo Tarifario se desconoce si la
CREG continuara aplicando como criterio para la valoracién de la masa de activos
existentes, “Costos de Reposicion a Nuevo” ylo si dicha decision estara condicionada a
los resultados que se obtengan en su momento.

2.2.2. Gastos de Administracion, Operacion y Mantenimiento

El valor anual de AO&M de referencia reconocido, es el resultado de la semisuma del AO&M
promedio que se le remuneré al OR en los cuatro afios previos a la expedicion de ia
metodologia tarifaria y el valor promedio de los AO&M efectivamente gastado por el agente
durante el mismo periodo.

Para distribuir los gastos de AO&M y asignarlos a cada Nivel de Tension, se calcula las
siguientes refaciones:

AOMG; 0507
PAOMG 4 o7 = 57— J0407
% CRI,,
AOMR, g4
PAOMR; o407 = w7 J04-07
i CRI;,
A0M,

PAOM, ¢ = jref
jref T ¥4 CRI,

PAOMG = AO&M Gastado/Costo de Reposicion de la Inversién Reconocida
PAOMR = AO&M Reconocido/Costo de Reposicién de la Inversién Reconocida
PAOM = AO&M de Referencia/Costo de Reposicion de la Inversién Reconocida

Los valores de los Porcentajes obtenidos de AO&M son iguales para todos los Niveles de
Tension, permanecen fijos y son aprobados para cada OR en la Resolucion de Cargos
particular.

a. Gastos AO&M a Reconocer

Se dispuso que para los afios 2008 y 2009 el Porcentaje de AO&M a Reconocer al OR
(PAOMR4), igual para todos los Niveles de Tension, es el Porcentaje de los AO&M de
Referencia (PAOM;rer)-
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A partir de 2010 el Porcentaje de AO&M a Reconocer al OR (PAOMR,,), se determina con
base en la informacion anual de los Gastos AO&M presentados por dicho OR y el
comportamiento en los “Indicadores de Calidad” de su Sistema.

o Se establece un limite superior para cada OR equivalente su Porcentaje de
AO&M de Referencia (PAOM; ) incrementado en un 0.7%.

<] Se establece un limite inferior igual para todos los OR del 1% del Costo de
Reposicion de la Inversion Reconocida.

) En ningdn caso el Porcentaje de AO&M a Reconocer a un OR (PAOMR,,) sera
mayor ni menor a los limites superior e inferior establecidos.

o El Porcentaje de AO&M a Reconocer a un OR (PAOMR,), se aplica a partir del
mes de mayo del afio respectivo.

o Cada afio los OR deben enviar a Ia CREG la informacion extractada del Plan
Unico de Cuentas (PUC), 2 31 de diciembre del afio inmediatamente anterior
con la cual se determina el AO&M Demostrado por el OR, en el afio k-1,
(AOMD; ).
El nuevo AC&M se calcula como Porcentaje del Costo de Reposicion de la Inversién
Reconocida, debidamente indexado.

b. Gastos AO&M a Reconocer si Esténdar de Calidad del Afio k-1 < Estandar de
Calidad del Afo k-2

El estandar de calidad a que se hace referencia corresponde la denominado “/ndice Anual
Agrupado de la Discontinuidad (IAAD)", calculado de manera agregada para los Niveles de
Tensién 2 y 3, y en forma independiente para el Nivel de Tension 1.

Si el Promedio de los IAAD del afio 2008 hasta el afic k-1, es igual o inferior al Promedio de
los IAAD del afio 2008 hasta el afio k-2, el Porcentaje de AO&M a Reconocer (PAOMR;,) en
el afio k, sera igual a la semisuma entre el PAOMR; .1 y €l PAOMD;y..

c. Gastos AO&M a Reconocer si Estandar de Calidad del Afio -1 > Estandar de Calidad
del Afip k-2

Si el Promedio de los /AAD del afio 2008 hasta el afio k-1, es superior al Promedio de los
IAAD del afio 2008 hasta el afio k-2, el Porcentaje de AO&M a reconocer en el afio k,
adoptara uno cualquiera de los siguientes valores:

i.  SiPAOMG;gsq; 2 PAOMR; 0407 y PAOMD; i 2 PAOMR;4

PAOMR;;_1 + PAOMR, 4y,
2
fi. ST PAOMG, 0407 2 PAOMR 0a67 y PAOMD; 11 < PAOMR, 1

PAOMR,, =

PAOMD;,_, + PAOMR)-M_W)

PAOMR;, = Min (PAOMDL,,_l; >

fii. ST PAOMG; o407 < PAOMR; oe07 y PAOMD; 4 2 PAOMR .4

PAOMR,,_; + PAOMG, 4, _;
2

PAOMR;, =
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iv.  Si PAOMG, 0107 < PAOMR; 507 y PAOMD; . < PAOMR

PAOMD;, | + PA()MG,,M_(,,)

PAOMR,;, = Min (PAOMD,,,C_I; >

En términos generales, el reconocimiento de mayores Gastos de AO&M asociados con un
mejor desempefio del OR en su gestion de calidad, se considera una sefial regulatoria
adecuada, si el aumento en dichos Gastos est4 asociado con la mejora en la calidad
registrada.

Sobre la metodologia adoptada se tienen observaciones similares a las comentadas en el
caso de transmision, ya que no hay fundamentacién de que los costos reconocidos sean
eficientes.

En el caso de la distribucién, ademas, la experiencia internacional se inclina por la aplicacion
de técnicas de benchmarking, que en caso de Colombia contaria con una muestra
importante de empresas. La bibliografia mas reciente incluye, tomando en cuenta el trade-
off implicito en las decisiones de gestion, la consideracion de los costos asociados a
pérdidas no técnicas y no cumplimiento de los niveles de calidad adecuados.

2.2.3. STR y ADD

a. Conformacién de los STR y las ADD

Es sustancial la diferencia entre las ADD establecidas iniciaimente por la CREG y las ADD
finalmente conformadas por el MME, que a través de norma, asumié la competencia de
definicion de dichas Areas que anteriormente habia delegado en la CREG.

A la fecha, 10 de los 30 Sistemas de Distribucion pertenecientes al SIN no han sido objeto
de agrupacion, ya sea porque presentan caracteristicas particulares que los diferencian de
los restantes Sistemas, o ya sea por razones que no se han precisado explicitamente:

Estudio del Impacto del Marco Reguiatorio del Sector de Energfa Eléctrica 95




1 Central Hidroeléctrica de Caldas
2] Centrales Eléctricas de Narifio Occidente
3| Centrales Eléctricas del Cauca Occidente
4 C les Eléctricas del Norte de i
5| Codensa Oriente
6] Compaiiia de Electricidad de Tulua Occidente
7] Compaiiia E: ética del Tolima
8] Distribuidora del Pacifico
9| Electrificadora de S d
10] Electrificadora del Caqueta. Sur
11| Electrificadora del Huila Oriente
12| Electrificadora del Meta Sur
13| Empresa de Energia de Arauca Oriente
14) Empresa de Energia de Boyaca Oriente
15] Empresa de Energia de Casanare Sur
16| Empresa de Energia de Cundinamarca Oriente
17| Empresa de Energia de Pereira
18 Empresa de Energia del Bajo Putumayo Sur
19 Empresa de Energia de) Pacifico Occidente
20| Empresa de Energia del Putumayo Sur
21| Empresa de Energia del Quindio
22] Empresa de Energia del Valle del Sibundoy Sur
23| Empresa de Energia Eiéctrica del Departamento del Guaviare Sur
24] Empresas Municipales de Cali Occidente
25| Empresas Municipales de Cartago Occidente
26| Empresas Municipales de Energia Eléctrica Occidente
27| Empresas Pablicas de dellil
wcipio de C
29| Ruitoque

T

30jElectrificadora del Caribe

Aunque el “estampillamiento” de Sistemas de Distribucion puede estar orientado a cumplir
con lo establecido en el Articulo 44 de la Ley 143 de 1994%, el principio que inspira esta
disposicién legal se circunscribe a los usuarios residenciales de los estratos I, Il y I, e
invoca la neutralidad al imponer el mandato.

El principio de neutralidad de acuerdo con la misma Ley, “...exige, dentro de las mismas
condiciones, un tratamiento igual para los usuarios, sin discriminaciones diferentes a las
derivadas de su condicién social o de las condiciones y caracteristicas técnicas de fa
prestacion del servicio”.

» “En virtud del principio de neutralidad, no pueden existir diferencias tarifarias para el sector residencial de
estratos I, Il y lli, entre regiones, ni enire empresas que desarrolfen actividades relacionadas con la
prestacion del servicio eléctrico, para o cual ta Comisién de Reguiacion de Energia y Gas definird ef
periodo de transicion y la estrategia de ajuste correspondiente”
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Si bien, puede afirmarse que los costos que le imponen a la red los usuarios residenciales

pertenecientes a los estratos |, Il y lll, son similares ¥ no deben diferir sustancialmente entre
regiones y entre empresas, no puede afirmarse lo mismo los otros tipos de consumidores.

b. Cargos por Uso de las ADD

Los Cargos por Uso de las ADD se calculan con base en el promedio ponderado de la
“Energfa Facturada” por los OR que conforman la respectiva Area, entre el mes m-2 y el mes
m-13.

Los ingresos individuales de los OR en cuestion, se calculan del mismo modo con base en la
“Energia Facturada” en el mes m.

o El OR Excedentario es aquel que cuenta con un Cargo por Uso en un nivel de
tensién determinado menor que el Cargo Unico por Nivel de Tension de la ADD a
la que pertenece.

o El OR Deficitario es aquel que cuenta con un Cargo por Uso, en un nivel de
tension determinado, mayor que el Cargo Unico por Nivel de Tension de la ADD
a la que pertenece.

o El OR Deficitario factura y cobra directamente a los comercializadores que
atienden usuarios conectados a su sistema con el Cargo Unico por Nivel de
Tension, descontando lo correspondiente al Cargo por Uso del Nivel de Tensién
4 facturado por el LAC y espera instrucciones del citado organismo para facturar
los valores restantes a los Comercializadores que atienden usuarios de la misma
ADD.

[ El OR Excedentario factura y cobra a los comercializadores que atienden
usuarios conectados a su sistema segun las instrucciones del LAC, descontando
lo correspondiente al Cargo por Uso del Nivel de Tension 4 facturado.

La definicién de los Cargos Unicos con base en la “Energia Facturada”, implica cruce de
subsidios de desempefio desde las empresas con altos niveles de recaudo excedentarias y
las empresas deficitarias con gestion deficiente en esta materia.

Las empresas deficitarias con gestién de cartera por debajo del promedio de los OR del
Area, perciben ingresos adicionales a los que recibirian con sus niveles de recaudo. No hay
sefiales que relacionen ingresos con desempefio.

Otro efecto no compensado, en el caso de los OR excedentarios, es el aprovisionamiento de
cartera que deben realizar segin su nivel de recaudo. No solo estan aprovisionando la
cartera propia, sino que deben aprovisionar y eventualmente castigar cartera de terceros (no
es claro que puedan vender la cartera de terceros). Lo anterior podria afectar sus resultados
financieros.

2.2.4. Expansion de los STR

Como se indict, la metodologia de remuneracion aplicable a los activos pertenecientes
al Nivel de Tensién 4, corresponde a “Revenue Cap”. En la medida en que se tienen en
cuenta las “Inversiones” efectuadas por los OR como corte transversal (Inversion
Existente, sin Inversiones en Expansion), se establecen criterios y procedimientos para
definir el “Plan de Expansion de los STR” y criterios para definir quién ejecuta las obras
correspondientes.

a. Activos del STR ejecutados por el OR
Para ejecutar nuevas inversiones en el STR, el OR debe:

o Presentar ante la UPME el proyecto, con las alternativas estudiadas y sus
respectivas evaluaciones econémicas.
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o Aprobacién de los proyectos por parte la UPME de acuerdo con los criterios de
expansién del Sistema Interconectado Nacional adoptados por el Ministerio de
Minas y Energia.

o Para los proyectos de Conexion del OR al STN, suscripcién del respectivo
contrato de conexion siempre y cuando el OR que se conecta al STN sea
diferente del transportador responsable de la red de transmision en el punto de
conexioén.

b. Activos del STR ejecutados mediante Convocatorias

Esta previsto que se sometan a convocatoria la ejecucion de nuevas inversiones en el STR,
si se presentan las siguientes circunstancias:

i. Cuando la UPME, dentro del Plan de Expansion del STN, haya identificado
proyectos en ese Sistema que requieren a su vez de la ejecucion de ofros
proyectos en los STR, informara al OR que se conectaria a las nuevas
subestaciones del STN sobre los proyectos de expansion requeridos en el STRy la
fecha definida en el Plan para su puesta en operacion.

fi. El OR debera manifestar por escrito a la UPME, dentro del término que ésta le
sefiale, si desea desarroliar el respectivo proyecto de expansién, caso en el cual
se obligaré a ponerlo en operacién en la fecha definida en el Plan. Si el OR no
manifiesta su interés de desarrollar el proyecto de expansion del STR, este
proyecto sera ejecutado a través de mecanismos de libre concurrencia.

iii. En todo caso solo se podréa iniciar el mecanismo de convocatoria del STN, que
requiere los proyectos del STR, cuando el OR que se conectaria al proyecto
otorgue las garantias a que haya lugar, en lo aplicable a proyectos de expansion
originados en solicitudes de conexion de usuarios.

iv. En caso de que el costo promedio ($/kWh) estimado de un proyecto del STR, el
cual incluye la inversion y el AOM, sea inferior al Costo Medio para el Nivel de
Tension 4 del OR al que se conectaria dicho proyecto y, adicionalmente, no se
haya iniciado su construccion en el término de un afio contado a partir de su
inclusion en el Plan de Expansién por parte de la UPME, el mismo sera ejecutado
a través de mecanismos de libre concurrencia en los cuales podran participar los
OR existentes. En todo caso solo se podra iniciar el mecanismo cuando el OR que
se conectaria el proyecto otorgue la garantia respectiva.

V. Las normas, condiciones y garantias de las convocatorias seran aprobadas en
resolucién aparte donde se incluira la forma en que se actualizaran los costos
anuales de los OR que atiendan usuarios beneficiados por el proyecto y la
metodologia de remuneracién de los costos a quien se le adjudique la ejecucion
del proyecto objeto de la convocatoria.

En informe reciente” del Comité de Seguimiento del Mercado Mayorista de Energia
Eléctrica, instancia independiente, contratada por la Superintendencia de Servicios Publicos
Domiciliarios (SSPD) titulado: “La Operacion del Sistema de Transmisién Regional al Borde
del Colapso”, los autores sostienen que la situacion de los STR y los SDL es critica, debido a
la falta de ejecucion oportuna de los planes de expansion de la infraestructura requerida,
atrasos que comprometen el abastecimiento adecuado de electricidad a los usuarios en la
mayoria de las regiones del pais. Sostienen que no se han realizado las expansiones
requeridas del STR en forma oportuna, lo que ha puesto en riesgo la confiabilidad del
Sistema. Contintian diciendo que ia cargabilidad de un buen nimero de transformadores ylo

z Informe No 62 — 2011,
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circuitos de transmision es cercana al 100% bajo condiciones normales de operacion,
conllevando racionamientos de demanda para poder efectuar la operacion de las redes.

Otro informe publico, suscrito conjuntamente por XM SA. ES.P., la UPME y el Consejo
Nacional de Operacion y dirigido a la CREG, hace advertencias en el mismo sentido.

No es aln claro, por qué los OR no han emprendido la ejecucion de los proyectos que
requieren sus respectivos Sistemas, algunas de las razones que podrian ser las siguientes:

o El proceso de presentacion de proyectos ante la UPME resulta dispendioso y no
tiene la celeridad requerida;

o El disefio de los proyectos, que antes era atribucion casi exclusiva de los OR, es
a veces alterado por la UPME, por cambios en trazado, en puntos de conexion
propuestos, etc.;

o Los proyectos compiten por los fondos disponibles para inversién con otros de
tasa de remuneracion mas ventajosa,

o En el “Plan de Expansién 2010 — 2024 elaborado por la UPME, se presenta el
siguiente diagnéstico sobre Ia cargabilidad de los transformadores del STR, con
base en informacién de XM S.A. ES.P.:
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TERNERG . TRAF?
WL E f; - RTRAR % i
SELLEDN - ATHAFGY % e
CUERTCL . TRAFOG) 7y g
SANTAMI. TRAFCOZ o ' ;
FLUKDAL - ATRAFD s ’ .

BMANGA - ATRAFO! 4 ’ ot
PALOS - ATRAFD : ‘ 5
GUACA - ATRAFO! & 8
CROD . ATRAFDS a 4

ESMERA - ATRAFD! : . .
ESMERA. &TRAFGZ ¢ ’ e

JAMOND - ATRAFDS . ' ;
BRSO EL ATRAFDS ' ‘ .
PANCES ATRAFGS ‘ 4 2
YUMBO - ATRAFDS o ' :
CUMAD  ATRAFOZ “ o i 4
FUMBO  ATRAFGY

YUMBO - ATRAFOS ; : &
PANEEL - ATRARGY 5 3

RURGUINDGG - AR TRAFDDY 2 4

Manifiesta la UPME que:

“Ting areas de mayor criticidad son Cerromatoso, Chinu, Bolivar, Cesar, Santander, y
ofima.

En el caso de Atlantico, los problemas no se regisiran en la tabla R;a que en ef drea se
programa generacién de seguridad. En Magdalena, CRQ, Narifio y Valle, las
necesidades son evidentes, aunque los registros no muestren mayores violaciones.

Esta informacién hace alusién al comportamiento de los transformadores en régimen
permanente, bajo condiciones normales de operacion. En el diagnéstico y los anélisis
por areas se detallan otras necesidades de expansién, ya que para la mayoria. de los
casos, se agudizan los problemas ante contingencia.

Al margen de lo anterior, es evidente la necesidad de ampliar la capacidad de
transformacion en las subestaciones Cerromatoso, Chind, Valledupar, Fundacién y
Jamondino. En el caso de Bolivar, Santander, CRQ y Valle, se identifican soluciones
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en el corto plazo, como son los proyecfos El Bosque, Piedecuesta, Armenia y Alférez,
respectivamente. £En el caso del Tolima, Ia UPME aprobé para diciembre de 2008 el
segundo transformador 230/115 kV en la subestacién Mirolindo, no obstante, a la
fecha este proyecto atin no ha entrado en operacion”.

En el citado documento la UPME realiza también diagnosticos sobre las areas operativas
en que clasifica los STR, con los siguientes resultados:

Lox tansformadoctes 220766
kv de la subestanidn
Tarners guedan ol 20% y
76% con la entrads de 1y
compensscidn capacitiva

‘Transformador Valledupss
2307110 k¥ supera el 90% de
caega bilidad

Los transformadores S00/110|
kv de [a subestacién Ching
presentan uns cagabilidad
supericr 3§ 30%

Loy transformadac de Tebsy
220/110 kY supetan ef 3%
de caegabilidad

Carpabiiidades superioras
at 9% en los enlaces

Chambasi-Cartagens 6 kV ¢
Conspique -Ternera 66 &V

Monpo 110 kY
Montesfa 11
fRio S$ind 110 kY

Magangud 110 kv

® Ante contingencias sencillas en los
entyces @ nivel de 66 &Y {Bocagrande-
Cantagena, Canagena-Chambaed, Ternerad
Zaragorilla y Yernera £l Bosque] se
presentan violaciones por sobrecargs en
teda 1a red def STR

# la contingencia de one de los
ransformadares 220/86 kv de s
subestacidn Yamers ocasinna
viokstiones poe sabracarga en of banes
papailele que queds en operagidn

# ta falia de) wansformador 230/110 &V
de [a subestaddn Candelarta ocasions
ta pérdida de fas demandas asocladas a
tas subestaciones 110V Candelaria,

alla del enisce Gairs-s5ants
110 kV ocasions vinlationes por
sobreearga en ot ransformador de
conexibn existente en Fundacidn

» L3 contingencia del transh d
Cuestecitas 230/150 kv « 100 MVA
acasiona viclaciones por sobrecargs en
el banco papalelo gue queds en
aperacidn

£ OR presents los estudias de
Lhn rai

Cotvocatoria UPME 02 de 2008

|8 Bosgue 220766 4V

§ o

o ba
x mgliacidn de transformacién en
Fundacidn v valledupar Sin embarge

& Se presents demanda no steadid
{radiates] ante 1as rontingencias
sencillas de los transformadores 220/130]
kv de valiedupar y Copey

# S¢ pregentan Woladiones por
sobrecarga ante contingencia en
cuabguiers de los transformadores de

* Ante contingencias sencillas en
cualquiers de fas Hueas 110 kv Shindg.
Sun Mareos, Chind-Sincelejo, Siacelajns
Magangué y Magangud-Monpan, se
presenta pérdida de cacga {dermandas
alimentadas de forma adial}

® L3 contingends sencilla de uno de los
trans formaderes SOO/II0 kV de ta
subestatidn Chind seasions Walationes
gor subrecargs en el banco que queda
wn operscidn. Asl misme, se presentan
viclatienes de tensidn enlas
subgstaciones 110 kW Magangué, Boston
Mompeox

Contemplando generatidn minims en el
&rea se presentan ol por

e3ls eap H&n 0o fep una
sotucidn definltivs 2 [os problemas
identificados ante contingentia

jRespecte & ia mdiatidad del dres ef
DR presenth el estudio de mitigacion
de despo, el cusl considecs ba linea
Marpax-El Bsnto 3H0kV Yy

s¢ibn capacitive an esty
Ghiima subestacién

Se aprobd (s ampliscién de

t £ B0 en Flates yunis de

sobracarga ante ba contingentia de

begus de fas ransf o de
conexdn de las subestaciones Tebsa ¢
Flares

barras 110 kY pars shril de 2010 Sin
embargo ol OR ha manisfestade que
dichs expansidn estard en operacidn
solo en hasta ef allo 2011
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tos trensformador de Belln
pueden superar el 90% de
cacgabilidad si se considers
uty despacho alie de
generarids en &l norariente
de &ntinguis

o Cargabilidad saperior at
30% en tos transformadores
2307115 kv de la
subestatidn Yumbe

o Cargabitidad supedor sl
0% en los transfomadores
230/115 kv de I3
subestaridn Pance, Cartags
y juanchite

RE presents una
cargabilidad superior 3i S0%
en et transformador 3307115
kv de la subestacién
Bucaramangs

Carpabilidades supernams
a1 90% en el enlace Torca-
Arxnjués 3315 kY

e sheervss bajas
tensiones an las
subestaciones
del norte de ta
sabana de Bogotd
{95 p.)
Simtjsca, Uhaté,
Fipauird,
Termeaziga,
Cotrsiea ¢ Chis

B OhSeva Ui
factor de potencia
infecior 2 30 en
Fag
subestaciones
Palengue, Real
Minzs, Florida,
San Gil, Lizams,
San Sikvestre,
Sabana ¢

ARte CONtIREENGIY SENTIIEA Ge YO de 103
trang fsemadores 3300 KV de fa
subestacion Bello y un escenario de
despacho alto en ¢l norativnte de
Antiaguls se p pest par
sobrecangs en ol banto que gueda en
operadddn yuns cargabilidad superiar sk
I00% en ek sntace Guayebetni-Endgade

e todas fas subestaciones del norte de
12 sabana de Bogota snte contingendias
senciflas en redes a nival de 115 kv
{Narseste-Tenjo, yBacatd Lhis}, e
transformador 500/115 kv de 15
subestaeion Bacatd yeol enlave Primavers
Bacats 500kV

» Ly contingencis Guavia-Reforma 230 &y
srasionz ivladones de tensidn en todo
ef depattamente del Mets

s ta falls de wislgulers de fos
transfonvadores 2307315 kv de ta
subestacidn Reforms ocasiona
violaciones pot sobrecams en e} banes

A Y
F30/115 k¥ de a subestacidn Cartage
ecasiona uny cargabilidad superor sl

® En bos andlisis de carto y mediano

plazo del drea de Bogotd se presents
{3 sefucidn a b3 problemdtica titads
« flespecto al Mets en este memento
2544 bajo evaluacion ef Plan de
expansidn del drea presentads por el
OR EMSA

EPSA y EMCALE presentaron su plan
& do:

de i

100% en fos transtormadores 230/115 kv
de Es¢ subestaciones Yumbio, Exmeraida
y La Mermosa. Ast mismo se presents una
cargabilidad superior st 140% en el

tase Rosa-Desquebradas 135k y
hajas tensisnes en Unidn, Cartago v

Se presentan dolaclones porsobrecarga
¥y bajas tenslones ante contingencia
sencilly de los transformadores de

e £f desacopie de la bamrs Yumbe 315
kv hasta ef afie 2013

o Una niteva subestacion 2307118 kv
pars knyectar enengia a Cali yvalie y
descargarios trafos existentes

Se aprobd ab mievo frnsformador de
Guatiguard 230/118 kV y Hneas
asociadas. Sin embago, esta abrs
suio reptesents una solucida a fos

Patos, Burar gs y &

¢ abifefvan vielaciones e tension an
tads e drea ante fus contingencias
senzillas de los wensformadores 2307115
kY de fas subestaciones Orafia y San
Mdatos

b de cacgabilidad hasta of

[+

afo 2013

Los transfomsdores 500/110)
kv de ta subestacidn
Cosromatase presantats una
cxrgabitidad superior 2l 90%|

Ante maxime despacho oo
Urrd se presenta una

ex rpabiiidsd supetior al
90% en el entace Tierrs Alta
iited LI0kV

tas ransformadores S00/110&V de |
subestadidn Carromataso ocasions
vinklarienes por sobrecangs en el banes
que gueda en apercidn

# tas contingencia del transformadar
5007220 kY de {3 subestacidn
Carromatoss oessions {3 sepatacitn del
Urabad del STN. $in embargo, 1o anterior
1o oexsiony strapamdento de §a
fgeneracion de Uad ni conseruentes

]
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£l transformader 230/115 &%
de ta subestacidn
jamandine precents una
casgabilidad superor sl
100%

La cargabilidad de los
tranxformadores es

dependiente de (3
ganaracion en el STR

Bl trarsformador 230118 kv
de I3 subestaclén Mimdindo
presests una cargabitidad
superior al 90%

Se considurd Cajamarey-
Regivity amante Flandes
Nusssimente Ablentas

I83jas tensiones
en s subestacidn
Tumaco 115 kv

tancetos,
Matagaima, Prado
¢ Fuluni 115 &V
0.33 po

® Ante cortingencia sencitia en alguno
de fas vansformadores 315 kv de ta
sabestacidn Paips lincluyendo tewer
banes de 80 MVA] se presentan
violaciones por sobrecarga en fos
{barcos garalelos gue quedan en
aperabdn
# Las contingencias senciflas de tos
ertaces 11$ &V Tunjs-Barboss v
riguinguird-Tunjs ccasianas
atipe e tan . ;

S0 enla

i, £, "

» Ante
230/115 &V de 1a subestacidn Jamondino
s¢ plerde casi ja totafidad de
demanda de Nadhis

# tas contingencias de foxs
tranformadotes 230115 kV de das
subestaciones Péez ySan Bemanding
acasionzn sabrecargas en algunas
entaces a nivel de 115 kV. Lo anterior
considensndo cerados Fas enlaces
Catsmbuca-E 2ague ¢ Popavin-Kio Mayw

&

® L3 o genda del
2307115 k¥ de 1a subestacidn San Felipe
ocasiona viclaciones de tensidn
& Las contingencias senciflas de ey
entaces 118 kV Marguita-San felips o
Madguita-Victora scasionan volacisnes
de tensidn
» Ante contingencia sencilla en fas
trans formadores 230/115 kv de tas
subestaciones Esmeralda, Enea y

ssep cargabilidad
supetior af 100% en los bancos de

Esmeralda. No obstante, estas oo

"

ska tingencia dul fi
2307118 KV de {2 subesiacién Miralinds
ocasions b péidida de exsi toda fa
demanda del departamento del Tolima.
P b antarior se have necesyrio cerrarel
entarve Flandes Diamante

* Con un escenario de despacho bajo &
nive) de STR, la contingencla senclila de
atguns de ks aircultos asoclados 2
Betania 1IS kV {Batania-Bute o Betania-
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Como se menciond en numeral anterior, la metodologia de “Costo Medio Histérico”, o de
*Cornte Transversal’, induce a los OR a posponer el grueso de sus inversiones hacia el final
del Periodo Tarifario. Mantener el minimo de inversiones en los primeros afios del Periodo
Tarifario, se traduce en mayores margenes de la actividad.

2.2.5. Activos con Costos superiores a los Costos Medios

El Decreto 388 de 2007, madificado por los Decretos 1111 y 3451 de 2008, establecié que
los costos del Nivel de Tension 4 y los Cargos de los Niveles de Tensién 3 v 2 podian ser
objeto de revision, cuando entraran en operacién proyectos cuyos Costos Promedio ($/kwh)
resultaran superiores a los respectivos “Costos Medios” del OR.

Con tal fin, la CREG definié los “Costos Medios” de los OR en los diferentes niveles de

tensién.
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o En el Nivel 4, determind que el “Costo Medio” es el cociente entre: i) la suma del
Ingreso Mensual Regulado de todos los OR gue pertenecen a un mismo STR y el
Ingreso Mensual resultante de los proyectos que se hayan desarrollado a través
de convocatorias en el mismo STR; v i) la Demanda Total Mensual de los
comercializadores que atienden usuarios conectados directa, o indirectamente a
dicho STR.

) El “Costo Medio” del OR en los Niveles 3 y 2, corresponde a los Cargos Maximos
de los respectivos Niveles que le fueron aprobados al distribuidor.

Definié ademas la CREG que la UPME debe considerar los siguientes criterios, para que
la revisién de Ingresos o de Cargos, segtn aplique, resulte exitosa:

i. Se debe demostrar que son la mejor opcién frente a otras alternativas de
prestacion del servicio; y

ii. La relacién Beneficio/Costo debe ser superior o igual a 1. Cuando no se cumpia
esta condicion la UPME debe informar el % del costo del proyecto que hace que
la relacién Beneficio/Costo sea mayor o igual gue uno, porcentaje que se
aplicara a los activos reportados para su respectivo reconocimiento.

Para que la revision de Ingresos o Cargos sea efectiva, el OR debe reportar la siguiente
informacion:
o A la UPME

i. Proyecto con las alternativas estudiadas y las respectivas evaluaciones
econdémicas.

i. Energia anual adicional que servira el proyecio, la cual no podria servirse sin
su entrada en operacién.

iii. Demostracién de que el proyecto fue sometido a una auditoria en ia cual se
verificd que el proyecto fue realizado de acuerdo con la alternativa
seleccionada por la UPME y con el cumplimiento de las normas de
construccion y seguridad vigentes.

< A la CREG:

i.  Constancia de aprobacién del proyecto por parte de la UPME.

ii. Certificacidon de entrada en operacién comercial.

iii. Para proyectos de Nivel de Tension 4, expedida por el CND.

iv.  Para proyectos de Nivel de Tensién 3 o 2, expedida por el Operador de Red
al que se conecto.

v.  Asimilacién a UC definidas por el regulador.

vi. Presentar un anexo con los costos finales desagregados de todas las
inversiones y las actividades relacionadas con el proyecto.

El OR debe ejecutar primero el proyecto y posteriormente iniciar los tramites de

reconocimiento, con independencia de que la UPME o el CND, segun el caso, haya
visado el proyecto.

Si bien la CREG considera que estos procedimientos son necesarios para garantizar la
eficiencia técnica y econdmica de las inversiones que seran pagadas por los usuarios (y por
tanto debe haber coherencia entre lo solicitado por el OR ante la UPME para su aprobacién y
lo solicitado ante la CREG para su remuneracion), ésta puede ser otra explicacion para el
rezago de la expansion que se esta registrando en los STR.
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. 2.2.6. Calidad del Servicio

El marco regulatorio aplicable a la calidad del servicio prestado por los STR y los SDL
tiene las siguientes caracteristicas y/o atributos:

o Se consideran dos tipos de indicadores: los de calidad de la potencia
suministrada y los de calidad del servicio prestado. Los primeros hacen
referencia a aspectos relacionados con la calidad del producto (regulacion de
voltaje, forma de onda y factor potencia), mientras que la calidad del servicio se
relaciona con la continuidad en la prestacion del mismo.

o Establece compensaciones a los usuarios finales del servicio, cuando la calidad
no se ajusta al cumplimiento de los estandares de continuidad establecidos. La
compensacion se traduce en un menor valor a pagar en la factura del servicio.

o Los estandares de calidad del servicio prestado se definen considerando la
metodologia de remuneracion aplicable a los STR vy a los SDL y las
caracteristicas propias de prestacion del servicio a los usuarios, diferenciando
entre zonas urbanas y rurales.

L.os estandares de calidad de los STR se definen en términos de “Maximas Horas
Anuales de Indisponibilidad” y “Energia No Suministrada” durante la ocurrencia
de eventos.

< i.c§ estandares de calidad de los SDL se definen en términos de “Calidad Media”
e “Indices de Discontinuidad”.

a. Calidad del Servicio en los STR

‘ La continuidad del servicio en los STR, dentro de los niveles de calidad establecidos, es
responsabilidad de los OR. Sin perjuicio de la responsabilidad a cargo del OR por los dafios
y periuicios causados a usuarios o terceros, el incumplimiento de los estandares de calidad

da lugar a la aplicacion de compensaciones a favor de los usuarios.

o Estiandares de Calidad de los STR

Los estandares de calidad en este Nivel de Tension se establecen en términos de ia
variable: “Mdximas Horas Anuales de Indisponibilidad”.

Los siguientes grupos de activos, no deben superar en una ventana mdvil de doce meses, el
siguiente nimero de horas de:

Maximas Horas Anuales de

b " indisponibilidad
Conexion al STN 51
Equipos de Compensacién 3
Linea Nivel de Tensién 4 38
Médulo de Barraje 15

Para cada grupo de activos, las “Maximas Horas Anuales de Indisponibilidad” se reducen en
0.5 horas por cada retraso en el “Reporte de Eventos”.
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Para el calculo de las "Horas de Indisponibilidad” de cada uno de los activos que hacen
parte de un grupo, se tiene en cuenta si la indisponibilidad afecta parcial o totalmente la
“Capacidad Nominal” del activo. Si la indisponibilidad es parcial, las “Horas de
Indisponibflidad” se afectan por el factor (1 — capacidad dispenible /capacidad nominal).

Se excluyen de los calculos las indisponibilidades que tienen el siguiente origen:

i. indisponibilidades programadas debidas a Trabajos de Expansién;

i indisponibilidades de activos solicitadas por el CND, por razones operativas o
consideraciones de calidad o confiabilidad del SIN.

ifi. Indisponibilidades por demoras entre el momento en que el agente declara que
tiene disponible su activo y la puesta en operacién del mismo ordenada por el
CND, cuando se requiera dicha orden.

iv. Indisponibilidades originadas en catastrofes naturales, tales como Erosién
{Volcanica, Fluvial o Glacial), Terremotos, Maremotos, Huracanes, Ciclones y/o
Tornados y las debidas a actos de terrorismo®.

v. Indisponibilidades debidas a Mantenimientos Mayores que se hayan efectuado
con sujecién al procedimiento establecido para tal fin®.

Vi. La ejecucion de obras por parte de entidades estatales o las modificaciones a
las instalaciones existentes ordenadas en los Planes de Ordenamiento
Territorial.

o Compensaciones en los STR

Las compensaciones se aplican disminuyendo el “Ingreso Mensual” que le corresponde a
cada OR.

Se causan compensaciones por los siguientes conceptos:

s Incumplimiento de Metas; y
s Energia No Suministrada o por Dejar No Operativos otros Activos.

Compensaciones por Incumplimiento de Metas

Las compensaciones que deben ser asumidas por el OR asociadas con un activo cuyas
horas de indisponibilidad acumuladas superen las maximas horas anuales de
indisponibilidad admisibles, se calculan afectando el “Ingreso Mensual” por el cociente entre
las “Horas a Compensar’y las “Horas del Mes” correspondiente.

En la medida en que las metas se establecen con base anual y las compensaciones se
definen con base mensual, de las “Horas a Compensar’ en un mes se deduce el “Total de
Horas Compensadas” previamente.

Compensaciones por Energia No Suministrada, o por Dejar No Operativos otros Activos:

La indisponibilidad de un activo puede ocasionar eventos de Energia No Suministrada, o
puede dejar a otros Activos No Operativos (diferentes a los que conforman su grupo), a
pesar de estar disponibles.

b Los ingresos asociados a un activo afectado por este tipo de eventos, se mantiene durante &
meses. A partir del séptimo mes y si el activo continda indisponible, el ingreso se disminuye
gradualmente, siendo igual a cero (0) a partir del doceavo mes.

» En un plazo de seis (6) aflos se admiten 96) horas de indisponibilidad por Mantenimientos Mayores.
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. Para determinar el valor de la compensacién correspondiente, se consideran las siguientes

situaciones:
i

Si para un activo durante un mes, las “Horas de Indisponibilidad Acumulada”
son menores o iguales a las “Mdximas Horas Anuales de Indisponibifidad”
admisibles vy durante todas las horas de indisponibilidad de este activo en un
evento, el porcentaje de Energia No Suministrada es inferior al 2%, el valor de
la compensacién por este concepto es igual a cero.

Si para un activo durante un mes, las “Horas de Indisponibilidad Acumulada”

son mayores a las “Méximas Horas Anuales de Indisponibilidad” admisibles y

durante todas las horas de indisponibilidad de este activo en un evento, el

porcentaje de Energia No Suminisirada es inferior al 2%, el valor de la
compensacién por este concepto se calcula afectando el “Ingreso Mensual” por
el cociente entre las “Horas de Indisponibilidad” asociadas con el evento y las

“Horas del Mes” correspondiente.

Si durante un evento de indisponibilidad de un activo, en alguna de las horas

de duracién de la indisponibilidad, el porcentaje de Energia No Suministrada es

mayor que el 2%, el valor de la compensacion por este concepto se calcula
como el maximo resultante de comparar los siguientes valores:

* E! “Ingreso Mensual” afectado por el cociente entre las “Horas de
Indisponibilidad” asociadas con el evento y las ‘Horas del Mes”
correspondiente; y

= E| resultado de multiplicar la Energia No Suministrada por el “Cosfo
incremental Operativo de Racionamiento de Energia”, definido y calculado
por la UPME, correspondiente al escalon donde se encuentre el porcentaje
de Energia No Suministrada.

La Energia No Suministrada se calcula para cada periodo horario en que persista una
indisponibilidad y se estima teniendo en cuenta la prediccion horaria de demanda del
. “Mercado de Comercializacion” afectado.

o Limite de los Valores a Compensar

= El valor total a descontar del “Ingresc Mensual” de un OR por concepto de
compensaciones por Energia No Suministrada o por Dejar No Operativos
otros Activos, no podra superar el 60% de su “Ingreso Mensual® fotal antes
de compensaciones.

Si el valor a descontar resulta mayor a dicho porcentaje, el saldo pendiente
se deducira durante los siguientes meses verificando gue no se supere el
tope del 60%.

En fodo caso las compensaciones por este concepto para un OR,
correspondientes al afio calendario en que ocurre el evento, estaran
limitadas a un valor equivalente al 10% de los ‘ingresos Anuales”
estimados para dicho Operador en ese afio.

» El valor acumulado en doce meses de las compensaciones por
indisponibilidades relacionadas con el Incumplimiento de Metas, no debe
superar el 20% del “Ingreso Mensual” acumuiado para los mismos doce
meses del OR.
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o Transicion para fa Adecuacion de los STR

Para aquellas areas de un STR que pudieran quedar sin servicio por una contingencia
simple, se definio el siguiente procedimiento:

i Dentro de los seis meses siguienies a la entrada en vigencia de la
metodoiogia de remuneracién del Periodo Tarifario vigente, el OR en
cuestion debia presentar ante la UPME un estudio de alternativas para
mitigar el riesgo de fallas en el suministro de energia en las éreas que
se encontraran en la condicién mencionada.

ii. La UPME, debia definir la viabilidad de las alternativas planteadas y
confirmar el plazo de ejecucion de acuerdo con lo planteado por el OR.

iii. Si la UPME no consideraba viable ninguna de las alternativas
planteadas y no sugeria otra factible, para los activos asociados con la
respectiva area, no se consideraria la Compensacion por Energia No
Suministrada.

iv. Si una alternativa contaba con la aprobacidon de la UPME, la
Compensacién por Energia No Suministrada comenzaba a regir a partir
de la fecha prevista por la UPME para la enirada en operacién del nhuevo
proyecto.

Los literales i y ii, también estaba previsto para el desarrolio de proyectos en aguellas areas
donde éstos fueran requeridos, para evitar contingencias en STR que pudieran afectar el
STN.

o  Aspectos Relevantes de Ia Regulacion de Ia Calidad del Servicio en los STR

» E! marco regulatorio adoptado resulta adecuado y puede homologarse a
las mejores practicas intemacionales en la materia,

» De acuerdo con el “Plan de Expansion de Referencia 2010-2024” en
Noviembre de 2010, los resultados que se han obtenido con ia aplicacion
de las disposiciones relacionadas con la “Transicién para la Adecuacién de
los STR" distan de ser satisfactorios.

b. Calidad del Servicio en el SDL

La calidad del servicio en los SDL se evaltia trimestralmente en términos de la “Calidad
Media” brindada por el OR a sus usuarios conectados al Nivel de Tensién 1 y, en forma
agregada, a sus usuarios conectados a los Niveles de Tension 2 y 3, comparada con una
“Calidad Media de Referencia”.

Las “Calidades Medias” se expresaran como un “Indice de Discontinuidad” que relaciona la
cantidad promedio de “Energila No Suministrada”, por cada unidad de ‘Energia
Suministrada” por un OR. En funcién de la mayor o menor cantidad de “Energia No
Suministrada” durante un trimestre especifico, el OR sera objeto de aplicacién de un
“Esquema de Incentivos” que tiene como efecto aumentar o disminuir sus “Cargos por Uso”,
durante el trimestre inmediatamente siguiente a la evaluacién.

E! “Esquema de Incentivos” se complementa con un “Esquema de Compensaciones” a los
usuarios “Peor Servidos”, que tiene como objetivo disminuir la dispersién de ia calidad
prestada por los OR en torno a la calidad media, garantizando un nivel minimo de calidad a
los usuarios.

o Estandares de Calidad de los SDL

= Clasificacién de Interrupciones y Exclusion de Interrupciones
Las interrupciones se clasifican en:

i. No Programadas;
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‘ ii. Programadas; y
iii. Causadas por Terceros.

Se excluyen de los calculos de los “Indices de Indisponibilidad” las interrupciones que tienen

Su origen en:
i. Las clasificadas como Causadas por Terceros
ii. Las debidas a catastrofes naturales, tales como Erosiéon (Volcanica,
Fluvial o Glacial), Terremotos, Maremotos, Huracanes, Ciclones y/o
Tornados
iii. Las debidas a actos de terrorismo
iv. Las debidas a Acuerdos de Calidad en Zonas Especiales
V. Suspensiones o cortes del servicio por incumplimiento del contrato de
servicios publicos por parte del usuario
vi. Suspensiones o cortes del servicio por programas de limitacion del
suministro al comercializador
vii. Las suspensiones del servicio asociadas a proyectos de expansion,
viii. Trabajos en Subestaciones que respondan a un Programa Anual de

Reposicién y/o Remodelacion y cuyos cortes hayan sido oportunamente
informados a los usuarios afectados. El Programa Anual debe ser
reportado al inicio de cada afic a SSPD

iX. Interrupciones originadas en exigencias de traslados y adecuaciones de
la infraestructura eléctrica por parile de entidades Distritales,
Departamentales, Organismos Viales o por demas autoridades, o por
proyectos de desarrollo en concordancia con Planes de Ordenamiento
Territorial.

‘ ~  Indices de la Discontinuidad del Servicio

A partir de la informacion historica de interrupciones se establecidé un nivel de referencia de
la calidad para cada OR, denominado “Indice de Referencia Agrupado de la Discontinuidad”.

“Indice de Referencia Agrupado de la Discontinuidad (IRAD). Indice de Discontinuidad
que relaciona la cantidad promedio de Energia No Suministrada (ENS) por cada
unidad de Energia Suministrada (ES) por un OR durante el periodo usado como
referencia’.

Las mejoras o desmejoras en la calidad del servicio prestado por un OR, con respecio al

nivel de referencia, se determinan trimestralmente comparando el “Indice de Referencia

Agrupado de la Discontinuidad” con un “Indice Trimestral Agrupado de la Discontinuidad”,
| que representa el nivel de calidad del servicio prestado durante el trimestre de célculo. Este
| indice es estimado por el OR.

“Indice Trimestral Agrupado de la Discontinuidad (/TAD). Indice de Discontinuidad
que relaciona la cantidad promedio de Energia No Suministrada (ENS) por cada
unidad de Energia Suministrada (ES} por un OR durante el trimestre de evaluacién”.

Estos indices se estiman por Grupo de Calidad y Nivel de Tensién, en forma independiente
para el Nivel de Tension 1 y en forma agregada para los Niveles de Tensién 2y 3.

o Esquema de Incentivos y Compensaciones a la Calidad del Servicio de
Distribucion de Energia Eléctrica

De acuerdo con el resultado de la evaluacion del desempefio trimestral de cada OR sobre la
“Calidad Media” del servicio prestado en el Nivel de Tensién 1, o en los Niveles de Tensién 2
y 3, el Cargo por Uso de cada mes, puede ser ajustado en un valor que representa un
“Incentivo por Variacion Trimestral de Ja Calidad (ADt)}” durante el trimestre evaiuado. El
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incentivo es otorgado al OR del SDL que atiende a los usuarios a los cuales se les aplico el
incentivo, por lo tanto no afecta los ingresos de los Operadores del STR.

La estimacion del “Incentivo por Variacion Trimestral de la Calidad, 4Dt", se establece por
cada Nivel de Tensién y resulta de multiplicar la diferencia IRAD — ITAD, por el “Costo de
Racionamiento del Primer Escalén” calculado por la UPME para el mes correspondiente.

El “Incentivo”, sea éste positivo o negativo, no puede en ningln caso ser mayor al 10% del
Dt correspondiente.

Si el “Incentivo”, resulta positivo, éste no es aplicable a los usuarios “Peor Servidos” que se
encuentran en mora en el respectivo mes de aplicacion.

La CREG establecié una “Banda de indiferencia” para la aplicacion del “Incentivo”, dentro de
ia cual se considera que las variaciones en la “Calidad Media” dentro de ese intervalo, no
puede calificarse de mejora o desmejora. Dentro de ia “Banda” el ADt es igual a cero.

Los valores que determinan los extremos de la “Banda de Indiferencia” corresponden a la
“Calidad Media” alcanzada trimestralimente por el OR durante los afios 2006 y 2007.

o Compensaciones en los SDL

Para todos los efectos, se considera que hay incumplimiento en la prestacién continua del
servicio en el SDL, cuando:

i el OR aumente su “Indice Trimestral Agrupado de la Discontinuidad” con
respecio al promedio histérico y por encima de la “Banda de
Indiferencia” y

ii. el OR tenga usuarios “Peor Servidos” cuya compensacion sobrepase un
limite pre-establecido.

Todo OR cuyo “Incentivo por Variacién Trimestral de la Calidad, ADt” sea mayor a cero, ©
sea igual a cero por considerarse que las variaciones en la “Cafidad Media” no puede
calificarse de mejora o desmejora (“Banda de Indiferencia”™, debe compensar a cada uno de
los usuarios conectados a los transformadores en los cuales el “Indice Trimestral de
Discontinuidad por Transformador”, resulte mayor al “Promedio de los Indices de Referencia
de la Discontinuidad por Grupo de Calidad”, del Grupo en el cual se ubica el transformador
{*Peor Servido™).

El valor de la compensacién equivale a descontar un monto resuitante de multiplicar las
siguientes variables:

i Indice del Peor Servido obtenido de la fraccion: Indice Trimestral de
Discontinuidad del Transformador al que se conecta el usuario/lndice
Trimestral Agrupado de Ila Discontinuidad del Nivel de Tensién
correspondiente.

ii. Casto de Racionamiento del Primer Escaldn calculado por la UPME para
el mes inmediatamente anterior.

ii. La diferencia entre el Indice Trimestral de Discontinuidad del
Transformador al que se conecta el usuario vy el Promedio de los Indices
de Referencia de Ila Discontinuidad del Grupo de Calidad
correspondiente.

iv. Consumo Promedio Mensual del usuario durante el frimestre de
evaluacion.

En ningin caso, el valor mensual a compensar a cada usuario, puede ser superior al costo
del servicio de distribucion facturado al usuario en el respectivo mes.
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La implementacién del esquema de Incentivos y Compensaciones requiere del cumplimiento
de una serie de requisitos de Informacion y Definicién de Procedimientos. Para dar inicio a la
aplicacion del Esquema, el OR debe contratar una firma auditora para que certifique el

cumplimiento de los mismos. '

o Implementacién del Esquema de Incentivos y Compensaciones

Sin perjuicio de lo anterior, estaba previsto que los OR contarian con un plazo maximo de
dieciocho (18) meses, a partir de la fecha de entrada en vigencia de la norma que regié el
Periodo Tarifario vigente, para cumplir con estos requisitos. De no ser asl, se consideraria
que el OR estaria incumpliendo la regulacion de calidad del servicio.

Mientras el OR comienza a aplicar el Esquema de Incentivos y/o Compensaciones debe
continuar aplicando la regulaciéh de calidad del servicio que se encontraba vigente
previamente.

o Aspectos Relevantes de la Regulacién de la Calidad del Servicio en los SDL

s El mayor inconveniente que se identifica en el marco reguiatorio definido, es
el hecho de que el OR en materia de calidad, solo se referencia con él mismo.
Es decir, no existe un estandar de calidad exoégeno filado como objetivo
sectorial, que resulte de las mejores practicas de la industria, o que resulte de
un ejercicio de benchmarking que determine lo que debe considerarse
eficiente en esta materia.. Ese necesaric andlisis de benchmarking deberia
incorporar el trade-off que existe entre los costos operacionales, los costos de
la mala calidad del servicio y el costo de las pérdidas no técnicas.

= Si los niveles de calidad exigidos a las empresas no estan relacionados con
estandares externos que establezcan exigencias similares a usuarios de
condiciones similares con tarifas similares (aunque eventuaimente servidos
por distintas empresas), no se cumpliria el principio tarifario de neutralidad. La
regulacion vigente solo tiende a “emparejar’ la calidad gue reciben usuarios
comparables dentro de la misma empresa.

. Entendemos que es encuenira acertada desde el punto de vista conceptual,
la introduccion del denominado “Incentivo por Variacién Trimestral de la
Calidad, 4Dt" No obstante, los referentes que activan su aplicacién se
consideran muy laxos por las mismas razones anotadas en el primer inciso de
este numeral, en adicién a los indicadores histéricos que se utilizan para
definir los limites de la “Banda de Indiferencia”.

s A pesar de los plazos perentorios que habia establecido ia CREG, a mediados
de 2011 unicamente ocho (8) empresas de distribucién de las treinta (30)
existentes, hablan iniciado Ila aplicacion del Esquema de Incentivos vy
Compensaciones diseflado por la CREG para el presente Periodo Tarifario:
ENERTOLIMA, EEPPM, CHEC, CODENSA, EPSA, CES, EMCALI y CEDENAR. No
se tiene precision sobre las causas del retraso registrado y si el mismo ha
dado lugar a sanciones.

2.2.7. Pérdidas de energia

La CREG hasta la fecha, no ha implementado el nuevoc marco regulatorio previsto para las
Pérdidas de Energia y cuyas directrices basicas fueron definidas mediante Decreto MME 387
de 2007, madificado por el Decreto 4977 del mismo afio.

Los principales lineamientos de la norma en comento se resumen a continuacion:

. “Las pérdidas lotales de energia de un Mercado de Comercializacién, que se apliquen
para efectos del célculo de la demanda comercial de los Comercializadores Minoristas
que actuen en dicho Mercado, se distnbuiran asi: las pérdidas técnicas por la energia
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transportada por cada nivel de tensién y las pérdidas no técnicas de todo el mercado

‘ de comercializacién a promata de la energfa vendida a los usuarios finales. La CREG
definird la metodologia de célculo para determinar y asignar estas pérdidas. Esta
distribucién se mantendra siempre que las pérdidas del Mercado no presenten
incrementos con respecto a las definidas por la CREG, mediante una senda...En el
caso de que las pérdidas presenten un incremento con relacién a dicha senda, el OR
correspondiente seré el responsable del diferencial, que le sera asignado segin el
procedimiento que establezca la CREG y sin que se afecte el balance de las
transacciones del Mercado Mayorista. Lo anterior, sin perjuicio de que al usuario final
sélo se traslade el nivel de pérdidas de eficiencia reconocido por el regulador’.

. “La regulacion creara los mecanismos para incentivar la implantacion de planes de
reduccion de pérdidas de energia eléctrica de corto, mediano y largo plazo para llegar
a niveles eficientes en cada mercado de comercializacion”.

. “El Operador de Red sera el responsable por la gestion integral de las pérdidas de
energfa en el mercado de comercializacién asociado a sus redes” “La CREG e
reconocers al OR el costo eficiente del plan de reduccién de Pérdidas No Técnicas, el
cual seré trasladado a todos los usuanos regulados y No regulados conectados al
respectivo mercado”.

3. IMPACTO EX POST DEL MARCO REGULATORIO

3.1. Evolucion del cargo D

La evolucién del cargo D a nivel nacional muestra un cambio importante en el periodo 2008-
2010, que presenta una mayor parsimonia, con relacion al trienio 2004-2006 (Figura 13).
Considerando los valores promedio de los afios 2008 y 2010, el crecimiento es de 3% en

términos reales, mientras que comparando los valores promedio del trienic 2008-2010
. versus los cofrespondientes al trienio 2004-2006, se produce una caida en términos reales
de 5%.

Con relacion a la evolucién del cargo D a nivel regional (Figura 14), se percibe una
convergencia de los valores entre las regiones Amazonica y Llanos, con los valores mas
altos, y del Pacifico con el Caribe, con los valores mas bajos. Es decir que se perciben tres
franjas de costos de distribucion: $90/kWh™ para las regiones Amazénica y Llanos, $75/kWh
para la region Andina, y $65/kWh para las regiones Caribe y Pacifico. En términos de tasas
de crecimiento, si bien las regiones muestran un comportamiento similar, las mayores
reducciones se dan en las regiones Pacifico y Llanos, que ven sus cargos D reducidos en
10% y 9%, respectivamente, en el trienio 2008-2010 con relacion a 2004-2006. (Figura 15);
las regiones Amazénica, Andina y Caribe vieron su cargo D reducido en 6%, 4.5% y 3.3%,
respectivamente.

Si se analiza la evolucién del cargo D por nivel tensién se observa la caida importante que
tienen los niveles 3 y 4 (Figura 18).

Dada esta caida del cargo D, tomando como referencia el periodo 2004-2006, resulta
interesante ver si la misma afect6 la sostenibilidad de las empresas.

3 Pesos constantes de enero de 2004.
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Figura 13 — Evolucién del Cargo D ($Col de enero 2004)
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Figura 14 — Evolucién del Cargo D por Region ($Col. de enero 2004))
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Figura 15 — Evolucién del Cargo D por Regién (enero 2004=100)
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Figura 16 —~ Evolucion del Cargo D por Nivel de Tensién
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3.2 Evolucién de la sostenibilidad de la Distribucién

Siguiendo la metodologia planteada en el punto Il -3, se analizaron los principales
indicadores financieros para las empresas distribuidoras (OR). La Tabla 8 presenta los
resultados para los tests de medias y medianas para los cinco indicadores financieros
disponibles. Con excepcion de la Razén Corriente, que empeora en el periodo considerado,
no se encontraron diferencias significativas en el periodo 2008-2010 con relacién al trienio
2004-2006.

Tabla 8 — Sostenibilidad financiera del sector Distribucién

Media A Medias Estadistico

Indicador
2005-07 2008-10 t z

Margen Operacional 13,8% 15.5% 1.7% 1.5 11
Rotacion de Cuentas por Cobrar (dias) 117 114 2.6 04 0.05
Rotacion de Cuentas por Pagar (dias) 67 72 -5.5 02 07
Razén Corriente (veces) 25 2.1 -0.40 1.8 21*
Cubrimiento Gastos Financieros (veces) 18 13 -4.4 05 04
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3.3. Evolucion de la cobertura del servicio

La Ley 1151 de 2007, que aprueba el Plan Nacional de Desarrollo 2006-2010, establecio
como meta para el afio 2010 aumentar el nivel de cobertura del servicio de energia eléctrica
en el Sistema Interconectado Nacional y en las zonas no interconectadas, pasando de
93.6%, que corresponde el grado de cobertura nacional segun el DANE, a 95.1%. Segun las
cifras publicadas por la UPME (Figura 17) esa meta fue alcanzada en el afio 2009. Sin
embargo, los valores por departamento muestran una dispersion importante®.

Figura 17 — Evolucién del indice de Cobertura a nivel nacional (%)
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3.4. Evolucion de las pérdidas de energia

Si bien la CREG no ha implementado hasta la fecha el el nuevo marco regulatorio previsto
para las Pérdidas de Energia (Decretos MME 387 y 4977 de 2007) las pérdidas globales han
disminuido de forma sistematica (Figura 18).

Para el andlisis de la evolucion de las pérdidas se contd con observaciones anuales de 25
empresas para el periodos 2005-2006 y para el periodo 2008-2009, es decir que cada una
de las submuestras (2005-2006 y 2008-2009) cuenta con 50 observaciones siendo éste, por
lo tanto, el tamafo de muestra de los tests de medias y medianas.

Ambos tests permiten rechazar holgadamente la hipotesis de que el comportamiento de las
pérdidas se hayan mantenido incambiadas en el tiempo, y a partir de las estimaciones
puntuales de los parametros en cuestion se concluye que las mismas han disminuido en
promedio 3.4 puntos porcentuales entre los periodos 2005-2006 y 2008-2009.

3 | amentablemente los valores por departamento publicados por la UPME adolecen de importantes
inconsistencias.; a via de ejemplo, para el Cauca se publica que en el afio 2008 el indice de cobertura
es 74% mientras que en el 2009 la cifra asciende a 90%.
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Figura 18 — Evolucion de las pérdidas globales (%)
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Tabla 9 — Evolucion de las pérdidas totales de energia

Media A Medias Estadistico

Indicador
2005-06 2008-09 t z
Pérdidas totales (%) 20.6 17.2 -34 5.3** B A***

*** Indica que el estadistico es significativo al 1%

3.5. Evolucién de la Calidad del Servicio

Con relacién a la evolucion de la calidad del Servicio, se tuvo acceso a los datos de duracién
y frecuencia media de las interrupciones, para areas urbanas y rurales para los trienios
2004-2006 y 2008-2010, excluyendo interrupciones por causas ajenas a los OR. Se
aplicaron los tests de diferencias de medias y medianas conforme ya expuesto. Cabe
sefialar que la informacién de calidad analizada corresponde a un periodo de tiempo en el
que todavia se aplicaba el anterior esquema de calidad de servicio y no el esquema
establecido en la Resolucion CREG 097 de 2008.

3.5.1. Evolucién de la Calidad del Servicio en Areas Urbanas

El analisis de los dos principales indicadores de la calidad de servicio para las areas
urbanas, la duracién de las fallas y la frecuencia de las mismas, muestra que a nivel global
en el trienio 2008-2010 no se ha producido una mejora en el servicio prestado con relacién a
los indicadores del trienio 2004-2006 (Tabla 10).
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Tabla 10 — Evolucion de la Calidad del Servicio en la Zonas Urbanas

Media A Medias Estadistico
indicador
2004-06 2008-10 t z
Duracién 24 2.4 - 00 08
Frecuencia 2.8 31 0.3 10 14

Analizando ia calidad de servicio a nivel regional, en lo que respecta a la duracién de las
fallas, solo las regiones Pacifico y Caribe muestran cambios significativos. En el caso de la
Regién Pacifico la duracion media de las fallas aumenté 0.6, mientras que la Region Caribe
tuvo una reduccion de 0.7. Los valores indican que la calidad en la Regién Andina es muy
superior a las 4 restantes, siendo las Regiones de Llanos y Caribe, y Amazénica y Pacifico,
similares entre ellas.

En cuanto a ia frecuencia de las fallas, la Region Amazonica tiene una desmejora en el
periodo de 1.7, mientras que la Regién Caribe muestra una pequefia mejora, mientras que
las demas regiones permanecen sin cambios significativos.

Tabla 11 — Evolucién de la Calidad del Servicio en la Regién Andina Urbana

Media A Medias Estadistico
Indicador
2004-06 2008-10 f z
Duracién 1.7 1.7 - 0.1 0.8
Frecuencia 2.8 2.3 0.5 3.0% 3.4

*** Indica que el estadistico es significativo al 5%

Tabla 12 — Evolucidén de la Calidad del Servicio en la Regién Lianos Urbana

Media A Medias Estadistico
Indicador
2004-06 2008-10 t z
Duracién 2.1 2.1 - 01 02
Frecuencia 4.1 4.3 0.2 02 07

Tabla 13 — Evolucidn de la Calidad del Servicio en ia Regién Amazdnica Urbana

Media A Medias Estadistico
Indicador
2004-06 2008-10 t z
Duracién 4.1 3.8 0.3 0.1 1.8
Frecuencia 2.8 4.8 1.7 2.3 3.3

*** Indica que el estadistico es significativo al 5%
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Tabla 14 — Evolucion de la Calidad del Servicio en la Regién Pacifico Urbana

Media A Medias Estadistico
indicador
2004-06 2008-10 t z
Duracién 2.6 33 0.6 0.8 4.7
Frecuencia 2.7 35 0.8 0.7 53

*** indica que el estadistico es significativo al 5%

Tabla 15 — Evolucién de la Calidad del Servicio en la Regién Caribe Urbana

Media A Medias Estadistico
Indicador
2004-08 2008-10 t z
Duracion 3.3 2.8 0.5 1.85 8.5
Frecuencia 38 3.1 -0.7 0.7 7.3*

*** Indica gue el estadistico es significativo al 5%

3.5.2. Evolucién de la Calidad del Servicio en Areas Rurales

El analisis de los dos principales indicadores de la calidad de servicio para las areas rurales,
la duracién de las falias y la frecuencia de las mismas, muestra que a nivel global en el
trienio 2008-2010 si bien no se ha producido una mejora en el servicio prestado con relacién
a los indicadores del trienio 2004-2006 en lo que a la duracién de la falla media se refiere,
en lo que respecta a la frecuencia de las fallas la situacién ha mejora pasando de 4.3
interrupciones medias por usuario a 3.6 (Tabla 16)*2.

Tabla 16 — Evolucién de |la Calidad del Servicio en la Zonas Rurales

Media A Medias Estadistico
indicador
2004-06 2008-10 t z
Duracién 4.2 4.8 0.4 0.8 0.5
Frecuencia 4.3 36 0.7 3.0 3.2%

**Indica que el estadistico es significativo al 5%

Analizando la calidad de servicio a nivel regionatl, en lo que respecta a la duracién media de
cada interrupcién la misma se ha visto alterada de forma significativa en ias Regiones
Amazénica y Caribe, mejorando de forma importante en ambas. En lo que respecta a la
frecuencia de las interrupciones, las Regiones Andina, Amazénica, Pacifico y Caribe
muestran mejoras importantes en el trienio 2008-2010 pasando de 4.3a2 3.6 (-0.7),54 a 4.8,
6.0a43(-1.7), y 6.5 a 4.2 {(-2.3) para las Regiones Andina, Amazonica, Pacifico y Caribe,
respectivamente.

32 Estos resultados no consideran las observaciones con cod_mercado=303 o cod_mercado=157.
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Tabla 17 - Evclucién de la Calidad del Servicic en la Regién Andina Rural

Media A Medias Estadistico
Indicador
2004-08 2008-10 t V4
Duracién 4.2 4.6 0.4 0.9 0.4
Frecuencia 4.3 3.6 0.7 2.8 35"

**indica que el estadistico es significativo al 5%

Tabla 18 — Evolucién de la Calidad del Servicio en la Regién Llanos Rural

Media A Medias Estadistico
indicador
2004-06 2008-10 t V4
Duracién 6.2 85 -0.7 0 12
Frecuencia 7.3 8.1 0.8 08 08

Tabla 19 — Evolucién de la Calidad del Servicio en la Regién Amazénica Rural

Media A Medias Estadistico
Indicador
2004-08 2008-10 t z
Duracion 59 4.0 -1.9 1.9 07
Frecuencia 54 4.8 -0.6 14* 04

Tabla 20 - Evolucién de la Calidad del Servicio en la Regién Pacifico Rural

Media A Medias Estadistico
Indicador
2004-06 2008-10 t F4
Duracién 7.4 7.1 -0.3 0.4 04
Frecuencia 6.0 4.3 -1.7 2457 2.6**

** Indica que el estadistico es significativo al 5%,

*** Indica que el estadistico es significativo al 1%

Tabla 21 — Evolucién de la Calidad del Servicioen la Regi_én Caribe Rural

Media A Medias  Estadistico
Indicador
2004-08 2008-10 t z
Duracién 8.7 4.8 -1.97 3o 25"
Frecuencia 8.5 4.2 2.3 8.4*** 3.0

*** Indica que el estadistico es significativo al 1%
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VI - COMERCIALIZACION
1. OBJETIVOS REGULATORIOS

1.1.  Foérmula tarifaria de la Resoluciéon CREG 119 de 2007

La Ley 143 de 1994, articulo 11, definié la actividad de comercializacion como la actividad
consistente en la compra de energia eléctrica y su venta a los usuarios finales, regulados o
no regulados. De acuerdo con lo dispuesto en el articulo 7, esta actividad sélo puede ser
desarrollada por agentes econémicos que realicen aiguna de las actividades de generacién
o distribucion, y por los agentes independientes que cumplan las disposiciones de la
Comisién de Regulacién de Energia y Gas.

El articulo 42 de la misma Ley establecié un mercado de comercializacion libre para los
usuarios no regulados, en el cual las transacciohes de electricidad son remuneradas
mediante precios acordados entre las partes. Para los usuarios regulados, en cambio, las
ventas de electricidad deben ser retribuidas, sin excepcién, por medio de tarifas sujetas a
regulacion.

Las mismas Leyes 142 y 143, en sus articulos 73.11 y 23, respectivamente, asignaron a ia
CREG la competencia de aprobar las férmulas tarifarias y metodologias para el calculo de las
tarifas aplicables a usuarios regulados.

En linea con lo planteado en el numeral anterior, el arliculo 87 de la Ley 142 de 1994 y el
articulo 44 de la Ley 143 del mismo afio establecen que el régimen tarifaric a ser aplicado
en el sector estara orientado por los criterios de eficiencia econdmica, suficiencia financiera,
neutralidad, solidaridad y redistribucion del ingreso, ademas de simplicidad y transparencia.

A su vez, el articulo 9 de la Ley 142, sefialé como uno de los derechos de los usuarios la
libre eleccién del prestador del servicio y del proveedor de los bienes para su obtencién o
utilizacién.

Y el articulo 74 consagré como funcion de la CREG propiciar ia competencia en el sector de
minas y energia y buscar la liberacion gradual de los mercados hacia la libre competencia.

Otros dos aspectos relevantes de la Ley 142 de 1994 son los siguientes:

1. Segun el Articulo 90.2, puede incluirse dentro de las formulas tarifarias un cargo fijo
que refleje los costos econdmicos involucrados en garantizar la disponibilidad
permanente del servicio para el usuario, independientemente del nivel de uso;

2. El Articulo 91 dispuso que para establecer las formulas tarifarias se calculara por
separado, cuando sea posible, una férmula para cada una de las diversas etapas del
servicio.

La regulacién inicial aprobada por la CREG para la actividad de comercializacion habilitd la
competencia. Con base en los principios establecidos por el marco normativo de jerarquia
superior, el modelo regulatorio definido por la CREG para el sector eléctrico en Colombia
permite la competencia en la comercializacién tanto para usuarios regulados como para los
no regulados, dentro de un esquema denominado por la ley de libertad regulada,
entendiendo por tal un esquema de precio maximo para los usuarios regulados. Elio significa
que los comercializadores entrantes pueden prestar el servicio de energia eléctrica aun a
usuarios con consumos pequefios, en competencia con el comercializador integrado al
distribuidor incumbente. Sin embargo, el precio por el servicio para los consumidores
pequefios es regulado a través de un esquema tipo precio maximo (price cap).

La fijacion de un cargo variabilizado de comercializacion, la prohibicion al incumbente de
discriminar precios y el tratamiento diferenciado de las pérdidas entre comercializadores
puros e incumbentes ha lievado a que éstos hayan perdido progresivamente los usuarios de
mayor consumo.
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Mediante el Decreto 387 de 2007, ajustado por el Decreto 4977 del mismo afio, el Gobierno
Nacional establecié varias disposiciones “pretendiendo corregir las distorsiones a la
competencia que se venia dando en la comercializacion del mercado regulado™

1. Las férmulas tarifarias deben reconocer el costc de la energia adquirida por los
Comercializadores Minoristas que atienden Usuarios Regulados, y que dicha energia
debera ser adquirida a través de los mecanismos de mercado establecidos por la
CREG.

2. Las pérdidas de energia totales de un Mercado de Comercializacion que se apliquen
para efectos del calculo de la demanda comercial de ios Comercializadores
Minoristas que actiien en dicho Mercado, se distribuiran entre éstos a prorrata de sus
ventas.

3. La formula tarifaria incluira un Costo Base de Comercializacion que remunerara los
costos fijos de los Comercializadores Minoristas y un margen de Comercializacién
que refleja los costos variables de la actividad.

4. La CREG reconocera al Operador de Red el costo eficiente del Plan de reduccién de
Pérdidas No Técnicas, el cual sera trasiadado a todos los Usuarios Regulados y No
Regulados conectados al respectivo Operador de Red.

5. La CREG adoptara los mecanismos que permitan dar cumplimiento a lo establecido
en el articulo 3o de la Ley 1117 de 2006 (sobre subsidios}.

Manteniendo el esquema de solidaridad con subsidios explicitos, entonces, estos decretos
mandatan el desmonte del esquema de cargo variabilizado, que tiene como efecto el
subsidic entre grandes y pequefios clientes de un mismo comercializador, poniendo el
acento en la distorsion que el esquema aplicado provoca en la competencia {principio de
eficiencia).

Como resultado de la vigencia de ios decretos antes citados, la CREG aprob¢ la Resolucién
119 de 2007, que consagré una nueva formula tarifaria general para permitir a los
Comercializadores Minoristas de electricidad establecer los costos de prestacion del servicio
a usuarios regulados en el Sistema Interconectado Nacional.

Durante el periodo en estudio 2008-2010 se aprobaron las Resoluciones CREG 17 y 18 de
2008 y la Resolucion CREG 156 de 2009, gue corrigen, adicionan y compiementan la
Resolucion 119 de 2007. Adicionaimente, la CREG aprobdé la Resolucion 183 de 2009, que
establecié reglas relativas al cambio de usuarios entre el mercado no regulado y el mercado
reguiado, con el objetivo de limitar comportamientos estratégicos de usuarios que cumplen
las condiciones para ser usuarios no reguiados y que alternaban entre ambos mercados
{regulado y no regulado), con el potencial de afectar las tarifas de los usuarios regulados.

Como fue indicado antes, la Resolucién CREG 118-2007 se aprobd en el marco de lo
dispuesto por el Decreto 387 del mismo afio. Sin embargo, la aplicacion de un cargo fijo por
factura implica un aumento del cargo de comercializacion para los usuarios de bajos
consumos y por lo tanto tiene impacto en los subsidios requeridos del Presupuesto General
de la Nacidn.

Es asi que el Decreto 3414 de 2009 sefiala, con acento en el principio de sustentabilidad:

“ Que la implementacion del Costo Base de Comercializacién, como componente de
la férmula tarifaria, que remunera los costos fijos de las actividades desarrolladas por
los Comercializadores Minoristas de energla eléctrica que actuan en el Mercado
Regulado, tiene como efectos el incremento tarifario del cargo de comercializacion; lo
cual impacta directamente el Presupuesto General de la Nacién, debido al
incremento de subsidios en los estratos | y I, en un célculo aproximado de 210.000
millones de pesos para la vigencia fiscal de 2008.”
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Como consecuencia de ello, el Decreto establece que “La Comisién de Regulacion de
Energia y Gas, al adoptar la metodologia de remuneracion de la actividad de
comercializacion sblo apficara lo dispuesto por el literal g} del articulo 3o del Decreto 387 de
2007, si al momento de aprobar dicha metodologia, el Ministerio de Minas y Energia
establece que a la luz de lo previsio en el Marco de Gasto de Mediano Plazo, dispondré de
los recursos necesarios para sufragar los gastos adicionales por concepfo de subsidios a ia
demanda.”

1.2.  Opcion tarifaria aprobada por Resolucion CREG 168 de 2008

Con el objetivo de reducir el impacto para los usuarios finales de ios posibles aumentos en
la tarifa de prestacion de energia eléctrica, la CREG aprobd mediante Resolucion 168 de
2008 otra opcidn para el caleulo de ia tarifa aplicable a consumidores finales regulados, que
los Comercializadores Minoristas en el Sistema Interconectado Nacional podrian aplicar
como alternativa a la resultante de la férmula definida por la Resolucién 119 de 2007. Esta
opcién limita la variacién mensual de tarifa a un maximo de 2%.

2. INSTRUMENTOS REGULATORIOS

2.1. Soluciones metodolégicas implementadas por la CREG
2.1.1. Férmula tarifaria: Resolucion CREG 119 de 2007

Como resultado de la aprobacién de los decretos antes citados, la CREG adopté la
Resolucién 119 de 2007, que consagré una nueva férmula tarifaria general para pemitir a
los Comercializadores Minoristas de electricidad establecer los costos de prestacién del
servicio a usuarios regulados en el Sistema Interconectado Nacional.

Aspectos destacados:

1. Libertad regulada. Permanece el régimen de libertad regulada para las empresas
comercializadoras minoristas al fijar sus tarifas a los usuarios finales regulados; las
empresas deben determinar con la formula tarifaria general y con la metodologia
establecida en la resolucién las tarifas a aplicar a esos usuarios.

2. Costo Base de Comercializacion. Se define el Costo Base de Comercializacién que
remunera los costos fijos de las actividades desarrolladas por los Comercializadores
Minoristas de energia eléctrica que actian en el Mercado Regulado y que se causan
por usuario atendido en un Mercado de Comercializacion. El Costo Unitario de
Prestacion del Servicio de Energia Eléctrica, que es el costo econémico eficiente de
prestacién del servicio al usuario final regulado, resulta expresado en pesos por
kilovatio hora ($/kWh) y en pesos por factura. Se considera ademas el Margen de
Comercializacién que es el Margen a reccnocer a los Comercializadores Minoristas
gue atienden Usuarios Regulados, que refleja los costos variables de la actividad. Se
define por un lado la Demanda Comercial del Comercializador Minorista por Mercado
de Comercializacidn que corresponde al valor de la demanda de energia eléctrica del
conjunto de Usuarios Reguiados y No Regulados que son atendidos por un
Comercializador y por otro la Demanda Comercial del Mercado Regulado, que
corresponde al valor de la demanda de energia eléctrica del conjunto de Usuarios
Regulados de un Mercado de Comercializacion que son atendidos por un
Comercializador Minorista. Se definen las perdidas no-técnicas de energia para cada
Mercado de Comercializacion.

3. Componentes del Costo Unitario de Prestacién. El Costo Unitario de Prestacién
del Servicio de Energia Eléctrica consta de un componente variable de acuerdo con
el nivel de consumo, expresado en $/kWh, y un compgonente fijo, expresado en
$Hactura, segun se indica a continuacién:
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Cbrvn,m,i, i :Gm, L, J +Tm + ‘DI)QH + Cvm,i,j +PR}15 i, § + ",
.
CLff;n, 7 :sz;n, i
Donde:
n : Nivel de tensién de conexion del usuario
m : Es el mes para el cual se calcula el Costo Unitaric de Prestacion del
Servicio
i : Comercializador Minorista
Ji : Es el Mercado de Comercializacion
CUVn i . Componente variable del Costo Unitario de Prestacién del

Servicio ($/kWh) para los usuarios conectados al nivel de tensién n,
correspondiente al mes m, del Comercializador Minorista i, en el Mercado de
Comercializacién j
o : Costo de compra de energia (3/kwh) para el mes m, del
L A
Comercializador Minorista i, en el Mercado de Comercializacion f

T : Costo por uso del Sistema Nacional de Transmision ($/kWh) para el
m

mes m
Dnm : Costo por uso de Sistemas de Distribucion ($/kWh) correspondiente
' al ﬁivel de tensibn nparaelmes m
Cv, . . : Margen de Comercializacién correspondiente al mes m, del
Con’;ej‘rcializador Minorista J/, en el Mercado de Comercializacién j que incluye
los costos variables de la actividad de comercializacion, expresado en ($/kWh)
o : Costo de Restricciones y de Servicios asociados con generacion en
$/k\}Vh asignados al Comercializador Minoristaien el mes m
o : Costo de compra, transporte y reduccion de pérdidas de
ener;;i::\ ,($/kWh) acumuladas hasta el nivel de tensién n, para el mes m, del
Comercializador Minorista |, en el Mercado de Comercializacion §

cuf. . : Componente fija del Costo Unitario de Prestacion del Servicio
mij

($/factura) correspondiente al mes m para el Mercado de Comercializacion j
cf - Costo Base de Comercializaciéon ($/factura) correspondiente al mes
mh]

m, para el Mercado de Comercializacion j

a. el producto entre el consumo en kWh en dicho periodo y el componente

variable del costo unitario (C'T/y

)

\

! E! costo maximo del servicio en un periodo dado correspondera a la suma de:
|

|

| .

| nang, j ’

b. el valor del componente fijo del costo unitario C'Uf .
< J
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4. Se define un esquema de transicion gradual para el trasiado de costos de compra de
energia, en paralelo con la implementacién dei MOR y el vencimiento de los contratos
bilaterales. (Nétese que la implementacién del MOR del dejaria poco margen para el
comercializador.)

5. Costo de Pérdidas. Los costos de gestion de pérdidas de energia trasladables al
usuario final, expresados en $/kWh, incluyen:

i) el costo de las pérdidas eficientes de energia;

i) los costos del transporte de las pérdidas eficientes de energia; y

i} los costos del Programa de Reduccién de Pérdidas No Técnhicas
de energia.

Se establece gque el Programa de Reduccién de Pérdidas No Técnicas y sus costos
seran definidos por la CREG. Hasta tanto estos sean determinados rigen los niveles
de perdidas establecidos en la resolucion CREG-031 de 1997 y el costo del programa
de reduccion de pérdidas se asume nulo.

Una vez inicie el Programa de Reduccion de Pérdidas No Técnicas, la CREG debe
aprobar un factor para cada nivel de tensién en virtud del desarrollo de Programa de
Reduccién de Pérdidas No Técnicas de Energia que presente el Operador de Red
del Mercado de Comercializacién correspondiente.

6. Costos de Comercializacion. Se establece que ios costos de comercializacion del
servicio de electricidad se determinaran conforme la siguiente expresion:

ijsj
CV _ C*m ; + CERH}J +CCDm-—I,i+CGm—Li
i, g T
Vm—],i
Donde:

m. Es el mes para el cual se calcula el Costo Unitario de Prestacién del
servicio

mi . Margen de Comercializacidon para el Comercializador Minorista i, del
Mercado de Comercializacion j, que incluye los costos variables de la
actividad de comercializacion, correspondiente al mes m, expresado en
($/kWhj),

C“ﬁ”ﬂf : Costo Base de Comercializacion ($/factura), para el Mercado de
Comercializacion j, correspondiente al mes m, conforme se establezca en la
resolucion que fije la metodologia para la remuneracion de la actividad de
comercializacién

‘mJ : Costos variables de |a actividad de comercializacién, para el Mercado
de Comercializacion j, en el mes m, conforme se establezcan en la resolucion
que fije la metodologia para la remuneracion de Ia aclividad de
comercializacién

CER,, ; : Costo mensual de las Contribuciones a las Entidades de
Regulacién (CREG) y Control (SSPD) liquidado al Comercializador Minorista i,
conforme a la regulacién vigente. El costo mensual de las coniribuciones

Estudio del impacio del Marco Regulatorio del Sector de Energia Eléctrica . 125



¢

correspondera a una doceava parte del pago anual que se efectia a la CREG
y ala SSPD

m=Li - Ventas Totales a Usuarios Finales, regulados y no regulados del
Comercializador Minorista i, expresadas en kWh, en el mes m-1.
cCh . . .

m-1 : Costos de los servicios del Centro Nacional de Despacho y
ASIC expresados en Pesos ($) asignados al Comercializador Minorista i/,
correspondientes al mes m-1, de acuerdo con la regulacion vigente
G ) . .

m=Li : Costos de Garantias en el Mercado Mayorista expresado en
Pesos (3$), que se asignen al Comercializador Minorista /, correspondientes al
mes m-1, conforme con la regulacion vigente.

7. Transicion para la aplicacion de los costos de comercializacién. Hasta tanto se
defina en regulacién posterior, la metodologia para la remuneracién de la actividad
de comercializacién para el préximo Periodo Tarifario, los costos variables de
comercializacién corresponderan a los establecidos con base en la metodologia de la
Resolucién CREG-031 de 1997, de acuerdo con la siguiente férmula:

cf, =0
CER,_,.+CCD, _,: !
Cv,,; =C o+ 24 CG,
' m-Li
Donde:
¥ , ’
Comr : Costo de comercializacion definido de acuerdo con la siguiente
expresion.

Ct , — C’Q [I_MPSE}]PCm-H
™ CFM IPCo

1
Con:

Co’; El Costo Base de Comercializacion expresado en $/Factura del
Comercializador, determinado con base en lo dispuesto en la Resolucién
CREG-031 de 1997.
CFM,_i_ . . L .
: Consumo Facturado Medio del Comercializador Minorista en el afio
t-1 de los usuarios del Mercado de Comercializacion correspondiente. (Total
de kWh vendidos a usuarios regulados dividido entre el total de facturas
expedidas a usuarios regulados). Se establece una transicién gradual lineal
para la exclusion de la demanda de usuarios no regulados del CFM de 6
meses.

AIPSE : Variacién acumulada en el indice de Productividad del Sector
Eléctrico. Esta variacion se asume como del 1% anual.

IPCm-1: indice de Precios al Consumidor del mes m-1.

IPCO: indice de Precios al Consumidor del mes al que esta referenciado el
C*.
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CG?" : Costos de Garantias en el Mercado Mayorista, expresados en $/kWh,

gue se asignen al comercializador conforme la regulacion vigente.

2.1.2. Opcién tarifaria (Resoluciones CREG 168 de 2008 y 03 de 2009)

Para esta opcidn tarifaria, se establecié un limite de crecimiento del CU del 2% mensual,
originandose saldos por diferencias con la tarifa de la Resolucion CREG 119 de 2007, sobre
los que se reconoce una tasa de interés. Esos saldos solo pueden ser trasladados sin
superar el limite de crecimiento permitido.

Para calcular el Costo Unitario de Prestacién de Servicio resultante de la opcibn tarifaria, el
Comercializador / del Mercado de Comercializacion j utilizara la siguiente expresion:

- o , w e Semon
Clv nym.i,j — min (CUv nm—1,i,j % (1+ PV ), CUy “amij+ E"R——

wm—-Li, J

N ., C o -
SAn,m,i,j = [SA am—ii,J + (CU" n.mLLp Clv n,m,i,j) x VR n,m——l,i,j:l>< (1 + 7)

Donde:

m : Mes para el cual se calcula el Costo Unitario de Prestacion del Servicio.

PV . Porcentaje de Variacion Mensual que se aplicara por el Comercializador
Minorista sobre el CU. Tendra un valor minimo de 0% y un maximo de 2%.
Este porcentaje debera ser definido en valores discretos de 0.5,

Sf’fn,m,g j : Saldo Acumulado, expresado en $, del Comercializador / para el mes m en
el nivel de tensién n del mercado de comercializacion j, por las diferencias
entre el Costo Unitario de Prestacion del Servicio Calculado CUv amay ¥ €l
Costo Unitario de Prestacién del Servicio aplicado ¢ctn,,,,;. A la fecha de
entrada en vigencia de la presente resclucion dicho valor sera cero.

VR, meti : Ventas de energia a usuarios regulados en el nivel de tensidn n, en el mes

m-1 efectuadas por el Comercializador /, en el mercado de comercializacion j,
expresado en kWwh.

C’D’vf;;,zn,z',j : Costo Unitaric de Prestacion del Servicio, expresado en $/kWh, caiculado

para el mes m, conforme la Resclucién CREG 119 de 2007, para los usuarios
conectados en el nivel de tension n del Comercializador Minorista /, en el
Mercado de Comercializacion J.

C¥, ,; © Componente variable del Costo Unitario de Prestacion del Servicio,

expresado en $/kWh, aplicado en el mes m-1, para el nivel de tensién n del
Comercializador Minorista /, en el Mercado de Comercializacion j.

¥ : Tasa de interés nominal mensual que se le reconoce como maximo al
Comercializador Minorista por los saldos acumulados en la variable
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2.2,

84, ,, ;- Este valor equivaldra al promedio de las tasas de créditos

comerciales {ordinario) para un plazo entre 31 y 365 dias reportadas por los
Bancos, y publicado por el Banco de la Republica para ia dltima semana que
se encuentre disponible para el mes anterior al mes de calculo.

Al momento de acogerse a la opcion tarifaria el Comercializador Minorista debera
indicar el Porcentaje de Variacion Mensual (PV) a aplicar.

El Comercializador Minorista que se haya acogido a la opcién tarifaria debera
mantener actualizada la informacién relativa a los Saldos Acumulados y el histérico
de los valores que se trasladan a la tarifa del usuario final.

Ademas de lo establecido en la regulacidn vigente en relacion con la informacion que
debe contener la factura, el Comercializador Minorista debera incluir el Costo de
Prestacién obtenido con la opcién tarifaria y la tarifa que corresponda.

Una vez el Comercializador Minorista determine el costo maximo trasladable de
restacion del servicio de electricidad con base en la opcién tarifaria establecida en
a presente resolucion, aplicara las disposiciones vigentes sobre subsidios y
contribuciones para efectos de determinar la tarifa.

Analisis conceptual e implicaciones del marco regulatorio adoptado

Un suministro de servicios publicos que contribuya, en el largo plazo, al desarrolio
economico y al bienestar de la poblaciéon, debe ser enmarcado en una politica regulatoria
basada en los siguientes principios u objetivos generales:

2

Sostenibilidad de los servicios en el largo plazo. Este es el objetivo primario de la
regulacién. No se frata de asegurar la sostenibilidad de las empresas que conforman
el sistema sino de asegurar que el sistema provea el servicio a los usuarios actuales
y también a los futuros. Alcanzar este objetivo depende de la disponibilidad de
recursos para financiar el funcionamiento, el mantenimiento y las inversiones
necesarias para mejorar y ampliar los servicios para los usuarios existentes y los
futuros. Para ello, es necesario asegurar a los proveedores eficientes de los servicios
un caudal de recursos financieros que cubran los gastos de funciohamiento,
mantenimiento e inversiones de capital relacionados con los servicios. Es decir que
las tarifas deben asegurar la suficiencia financiera de las empresas eficientes.

Eficiencia econémica. En este concepio se incluye tanio la eficiencia asignativa,
esto es que los precios reflejen los costos, como la eficiencia productiva, o sea, que
dado el nivel de producto, se minimicen ios costos. El logro de una prestacion
econémicamente eficiente de los servicios publicos propende al mantenimiento de
los precios en el nivel minimo compatible con la sostenibilidad del servicio en el largo
plazo y, al mismo tiempo, permite ofrecer a los usuarios incentivos para que hagan
uso optimo del servicio. Si las circunstancias lo permiten, la via mas conveniente
para promover la eficiencia econdmica es la competencia, pero cuando las
circunstancias no son propicias, es posible estimular la eficiencia por medio de
mecanismos institucionales y reglamentarios.

Equidad — universalidad del servicio. E! objetivo de un sistema mas equitativo se
logra en buena medida fomentando la accesibilidad al sistema. La promocion del
acceso de todos los ciudadanocs al servicio suele ocupar un lugar importante en la
politica de la provisién de servicios publicos.

Salvaguardia de la calidad. La salvaguardia de la calidad que se ofrece al usuario
es lo que da la pauta de la idoneidad del servicio, por o que es importante asegurar
una estricta reglamentacion de |a calidad del servicio.
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Asimismo es crucial la consistencia de los objetivos regulatorios antes mencionados con
objetivos nacionales mas amplios. El funcionamiento de los servicios publicos debe cumplir
con objetivos adicionales previstos en los Planes y Politicas del Gobierno.

Aunque estos principios enunciados son generalmente aceptados, es importante sefialar
que existe un trade-off entre ellos, particularmente entre la sostenibilidad del sistema, Ia
eficiencia y la equidad.

En todos los casos el regulador cuando selecciona un modelo regulatorio, mecanismo ©
instrumento reguiatorio, debe priorizar algin objetivo en desmedro de otros. Por ejemplo, un
determinade disefic {modelo) regulatorio puede ser muy adecuado para fomentar la
competencia entre operadores pero presentar problemas en cuanto a la universalizacion del
servicio; un mecanismo regulatorio puede ser muy eficiente en términos productivos pero no
ser equitativo, etc.

Ello significa que no hay un mecanismo o instrumento optimo a priori. Un instrumento éptimo
en el logro de alguno de los objetivos regulatorios, seguramente no permita el logro de ofros.
La eleccion de los instrumentos mas aptos en cada caso dependera finalmente del contexto
y de la priorizacién de los objetivos en conflicto.

Claramente, los principios antes citados son consistentes con los establecidos en las Leyes
142 y 143 de 1994, que para la cadena energética son los siguientes: eficiencia, calidad,
continuidad, adaptabilidad, neutralidad, solidaridad y equidad. En particular, la afirmacién de
que “por eficiencia econdmica se entiende que el régimen de tarifas procuraréa que éstas se
aproximen a lo que serian los precios de un mercado competitivo” reconoce la capacidad de
ia competencia para asignar eficientemente los recursos econdmicos, cuando esta
competencia efectivamente puede establecerse en condiciones adecuadas. Tales
condiciones no son siempre alcanzables en las actividades del sector eléctrico; por lo tanto,
en aquellas actividades en que la competencia no resulta factible o para las que el mercado
presenta imperfecciones relevantes, se recurre a la regulacion de las tarifas, procurando gue
las mismas reflejen aquellas que serian alcanzadas en condiciones de competencia
perfecta, Por supuesto, las tarifas eficientes que reflejan los costos que cada cliente o
usuario ocasiona al prestador no siempre son consideradas “equitativas” y menos ain
“solidarias”.

El modelo regulatorio actualmente aplicado para el sector eléctrico en Colombia permite la
competencia en la comercializacion tanto para usuarios regulados como para los no
regulados, dentro de un esquema de libertad regulada.

Esta solucién reguiatoria no es usual en la experiencia internacional. En efecto, en muchos
casos, especialmente en Latinoamérica, Ja competencia en la comerciatizacion se restringe
a los consumidores de cierto porie, que son considerados libres de contratar su suministro
de energia a precios libremente convenidos, aunque por supuesto se fijan los cargos por
uso de la red. Los consumidores pequefios, en cambio, permanecen como clientes cautivos
dei distribuidor incumbente, con tarifa regulada.

En ofros casos, como sucede en varios paises europeos, la liberalizacion del mercado ha
implicado la competencia en la etapa de comercializacion para usuarios cada vez mas
pequeiios, llegando eventualmente a todos los usuarios, pero en este caso los cargos de
comercializacion no son regulados, al menos cuando se logra competencia suficiente, ya
que se espera que la competencia promueva tarifas eficientes. En algunos paises, se
mantiene la figura del proveedor de titima instancia, que habituaimente es el distribuidor
incumbente, con tarifas maximas reguladas.

La aperiura a la competencia del mercado de comercializacion para todos los consumidores
{orientada por un objetivo de eficiencia en la actividad), sumada a la fijacion de un cargo de
comerciatizacion variable por el servicio (que implica subsidios cruzados entre consumidores
grandes y pequefios, principio de solidaridad) v a la imposibilidad del incumbente de
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discriminar precios entre consumidores (principio de neutralidad), ha lleva a una captura de
mercado por parte de los comercializadores entrantes que no se basa en su competitividad,
¥ a un aumento progresivo de los costos unitarios de comercializacién del mercado reguiado
de los incumbentes. Si se profundizara la apertura del mercado no regulado, bajando los
requerimientos de energia y demanda, el conflicio que hoy existe se acentuaria, pues si bien
habria un mercado mas interesante para disputar, los consumidores cautivos deberan
necesariamente pagar un cargo por comercializacién mayor. La experiencia colombiana
muestra claramente los conflictos entre los distintos objetivos regulatorios: suficiencia
financiera del sector, eficiencia y equidad.

La aplicacién de la Resolucién CREG 118 de 2007, con la inclusién del cargo base de
comercializacion por factura, corregiria en buena medida la distorsion hoy provocada por el
cargo variabilizado, pero por supuesto, los subsidios implicitocs en la tarifa de
comercializacion deberian ser sustituidos para mantener los niveles tarifarios de los distintos
estratos,

Asi, ello requeriria mayores aportes del Presupuesto Nacional, lo que explica la aprobacién
del Decreto 3414 de 2008.

Por lo tanto, es claro que hay factores que deben ser considerados en el disefio de cualquier
solucién que se proponga. De acuerdo con el Decreto 3414 del 2009, existe una limitacién
en el marco de la politica nacional a los fondos que pueden requerirse del Presupuesto
Nacional para cubrir los subsidios a los estratos 1 a 3. Paralelamente se ha determinado que
el sector industrial no aportara contribuciones a partir del afio 2012.

Una solucién que aumente el subsidio cruzado implicito (via tarifa) a ser aportado por otros
usuarios, al mismo tiempo que les da a éstos la libertad para eludirio, simplemente
cambiando de comercializador, también aumentara el requerimiento de fondos estatales
para mantener el nivel de las facturas de los estratos subsidiados, aunque con mas lentitud.

De contar con fondos fiscales, es posible mantener la competencia en la comercializaciéon en
el segmento regulado eliminando las distorsiones que la afectan, ya sea por aplicacién de la
Resolucion CREG 119 de 2007 o con un modelo mas liberal, similar al de Inglaterra, que solo
fije un price cap para proteccién de los usuarios en la etapa de transicién a la competencia
plena. Vale hacer notar que la implementacion del MOR limitara la competencia a un
componente minimo de la tarifa, ya que igualara progresivamente los precios de la
energia mayorista, que constituye el elemento de diferenciacién mas poderoso entre
comercializadores.

En lo que se refiere a la opcidn tarifaria aprobada, se trata basicamente de una financiacion
de los aumentos tarifarios, que constituye un instrumento potencialmente Gtil si el aumento
resultante de una revision tarifaria se produce cuandoc existe una situacién econémica
general compleja para los usuarios. En la medida que la adopcion de la opcidn no es
mandatoria para el comercializador, la misma sera resultado de la evaluacién que éste haga
de la situacién de sus clientes.

Con relacién a las variaciones del CU resuitantes de la integracion de ADD, la Resolucion
CREG 012 de 2010 establece: “Las empresas comercializadoras que estén aplicando la
opcion tarifaria de que trata la presente resolucion podran optar por trasladar
inmediatamente a sus usuarios las reducciones tarifarias originadas por la disminucién del
costo unitario de prestacion del servicio producto de ia aplicacion de las “Areas de
Distribucidon de Energia Eléctrica —ADD" de que trata la resolucién CREG 058 de 2008" al
tiempo que suministra las instrucciones para hacerlo.
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3. ANALISIS DE LA RESOLUCION CREG 158 DE 2010: NORMATIVA DE CALIDAD

La Resolucién CREG 158 de 2010 introduce una propuesta para establecer los indicadores
de Calidad de la Atencidn al Usuario del Servicio Publico Domiciliario de Energia Electrica.

La propuesta incluye Indicadores de Calidad para las siguientes fases de la relacién con el
usuario:

1. Antes de la existencia del Contrato de Servicios Publicos
2. Durante la existencia del Contrato de Servicios Publicos
3. Antes de la finalizacidon del Contrato de Servicios Publicos

A efectos de evaluar el impacto previsible de tales Indicadores se realizé un analisis de los
mismos tomando como referencia las valores en la regulacion de Perda, Uruguay, El
Salvador y Guatemala y Espafia.

Es importante tener analizar especialmente tres puntos criticos en la relacion con el cliente:

s Tiempo de conexidn
¢ Tiempo de reconexién
¢ Errores en la Facturacion

3.1. Indicadores antes de la existencia del Contrato de Servicios Publicos
3.1.1. Respuesta a la Solicitud de Factibilidad del Servicio, RSFS

E! indicador propuesto por la CREG es:

Selicitudes resueltas a tiempo
RSFS = — x 100
Total de solicitudes

Ei plazo establecido para el Distribuidor es de siete {7) dias habiles para responder las
solicitudes de factibilidad del servicio, lo gue equivale a 9 dias.

3.1.2. Respuesta a la Solicitud de Conexion

El indicador propuesto por la CREG es:

Solicitudes resueitas a tiempo
RSC = e x 100
Total de solicitudes

Los plazos propuestos en la Resolucién son los siguientes:

Para solicitudes correspondientes al Nivel de Tension | siete (7) dias habiles
Para solicitudes correspondientes a los Niveles de Tensién | y Il quince (15) dias
habiles

¢+ Para solicitudes correspondientes al Nivel de Tension IV: veinte (20) dias habiles
para los casos habituales o tres (3) meses para los casos que se necesiten estudios
adicionales.

Para analizar la pertinencia de los plazos propuestos, se analizaron la regulacion espafiola y
la uruguaya.

La regulacion espafiola diferencia este indicador en funcién de la carga solicitada. A partir de
la solicitud de un suministro, la empresa distribuidora debe comunicar por escrito al
solicitante el punto de suministro y las condiciones técnico-econdmicas para realizar el
mismo, con indicacion de fa necesidad o no de reservar locales para centros de
transformacion dentro de los siguientes plazos maximos, contados en dias habiles:

1. Suministros en baja tension:
a. Cuando se solicite un suministro de hasta 15 kW en el que no sea preciso realizar
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instalaciones de extension, la empresa distribuidora dara por escrito las condiciones
técnico-econdmicas en un plazo de cinco (5) dias.

b. Para cualquier servicic cuando no sea necesaria la instalacion de centro de
transformacion: diez (10) dias.

¢. Cuando sea necesaria la instalacion de centros de transformacion:
» Servicio auxiliar de obras: diez (10) dias.
s Servicio definitivo con centro de transformaciéon de media a baja tension: veinte
(20) dias.
o Servicio definitivo c/subestacién transformadora de alta a media tension: treinta
(30) dias.
2. Suministros en alta tensién:

a. Para un consumidor con tensién nominal de suministro igual o inferior a 66 kV:
cuarenta (40) dias.

b. Ofros suministros de alta tension; sesenta (60) dias.

Las empresas distribuidoras, dentro de los plazos anteriormente indicados deberan facilitar
por escrito a los solicitantes la justificacion detallada de los derechos de acometida a
liquidar, precisando el sistema empleado para su determinacidén y su plazo de vigencia, que
sera, como minimo, de tres meses a partir de la fecha de ta notificacion.

Una vez definida la propuesta técnica y su aprobacién, y una vez aceptada por el solicitante
la previsién de los derechos correspondientes a la extensién, o a la conexion, segin se
trate, se estableceran las previsiones de actuacién correspondientes a su ejecucion.

Para el caso de Uruguay, los plazos maximos para tramite de nuevos usuarios son los que
se indican a continuacion:

Tabla 22 - Uruguay: plazos para solicitudes de nuevos usuarios o aumento de carga
Plazo en dias habiles

hasta 31/12/2009 | desde 1/1/2010

Nivel de tensién | Potencia solicitada

P=<88kV 6 6

8.8 kW <P < 50 kW 10 10

. Baja tension P > 50 kW sin centro 15 15
TRAMITE de transformacion

P > 50 kW con centro
de transformacién

Media tension 30 30

25 20

Los valores propuestos para Colombia de siete (7) y quince (15) dias habiles no parecen
alto en comparacion con los 5y 10 dias exigidos en Espafia para la baja tensién o los seis
{6) dias habiles exigidos por Uruguay para cargas menores a 8.8 kV.

3.2. Indicadores durante la existencia del Contrato de Servicios Publicos
3.2.1. Respuesta a la Solicitud de Puesta en Servicio de la Conexién (RPSC)

El indicador propuesto por la CREG es:

RPSC = Solicitudes resueltas a tiempo 100
B Total de solicitudes x
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Los plazos propuestos en la Resolucién son los siguientes:
Para solicitudes correspondientes al Nivel de Tensidn I: siete (7) dias habiles

¢+ Para solicitudes cofrespondientes a los Niveles de Tension Il y ill: diez (10} dias
habiles

o Para solicitudes correspondientes al Nivel de Tensién V. tres (3) meses para los
casos que se necesiten estudios adicionales.

Si el distribuidor considera necesaria la realizacion de pruebas de los diferentes equipos,
debera informarselo al comercializador mediante comunicacién escrita. En estos casos los
plazos totales son los siguientes:

Para solicitudes correspondientes al Nivel de Tension I: catorce (14) dias habiles
Para solicitudes correspondientes a los Niveles de Tension | y ll: treinta (30} dias
habiles

s Para solicitudes correspondientes al Nivel de Tensién IV: cuatro (4) meses para los
casos gue se necesiten estudios adicionales.

Uruguay

Los plazos maximos para conexidn de nuevos usuarios exigidos por Uruguay son ios que se
indican a continuacion:

Tabta 23 - Plazos para conexién de nuevos usuarios o aumentos de carga
Plazo en dias héabiles
hasta 31/12/2009 | desde 1/1/2010

Nivel de tensién | Potencia solicitada

Baja tensién sin P<88kV 5 5

modificacién de red P>88kV 15 15

) 20 20

CONEXION Baia ten'srlon con P> 50 kW 30 30
modificacién de red

Con SE 50 40

Media tension 70 60

Pert

Los plazos maximos para conexion de nuevos usuarios o ampliacion de la potencia
contratada exigidos por Pert son los que se indican a continuacion:

a) Sin modificacion de redes:
¢ Hasta los 50 kW. 7 dias calendario
s Mdés de B0 kW: 21 dias calendario

b) Con modificacion de redes (incluyendo extensiones y afiadidos de red primaria y/o
secundaria que no necesiten la elaboracion de un proyecto):
¢ Hasta los 50 kW: 21 dias calendario
¢ Mas de 50 kW: 56 dias calendario

¢} Con expansion sustancial y con necesidad de proyecto de red primaria que
incluya Nuevas Subestaciones y tendido de red primaria: Cualquier potencia:
360 dias calendario.

Guatemala

Los plazos maximos para conexion de nuevos usuarios o ampliacién de la potencia
contratada exigidos por Guatemala son los que se indican a continuacion:

a) Solicitud de Conexion de Nuevos Servicios o ampliacion de Potencia
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Contratada, gue no requieren modificacion de la red. La tolerancia para la
atencién al usuario es de: treinta (30 dias).

b) Solicitud de Conexién de Nuevos Servicios o Ampliaciéon de Potencia
Contratada, que requieren modificacion de la red. La tolerancia para la
atencion al usuario es de: cuatro {4) meses.

El Salvador

Los plazos maximos para conexion de nuevos usuarios (conexion del servicio eléctrico y del
medidor), a partir de la solicitud del servicio, en El Salvador son los que se indican a
continuacion:

a) Para instalaciones que No Requieren Modificacion de Red:

Tabla 24 — Plazos para conexién del servicio sin modificacién de red

Area Geografica Limite Admisible
Densidad demografica Alta 3 dias
Densidad demografica Media 4 dias
Densidad demografica Baja 6 dias

Los referidos plazos se toman desde la fecha de pago del derecho de conexidon hasta la
conexion del medidor y puesta a disposicion del servicio y se cuentan en dias habiles. Las
densidades demograficas se consideran de la siguiente manera:

o Densidad Demografica Alta: mas de 5,000 habitantes/km2
¢ Densidad Demografica Media: de 1,001 a 5,000 habitantes/km2
¢ Densidad Demografica Baja: de 1 a 1,000 habitantes/km2

b) Para Instalaciones que No Requieren Modificacion de Red:

Tabla 25 — Plazos para conexién del servicio con modificacién de red

Area Geografica Limite Admisible
Densidad demografica Alta 20 dias
Densidad demogréafica Media 30 dias
Densidad demografica Baja 45 dias
Espafia

Los plazos maximos para conexidén de nuevos usuarios o ampliacion de la potencia
contratada exigidos por Espafia son los que se indican a continuacion, contados en dias
habiles:

1. Suministros en baja tension:

a. Cuando no sea preciso realizar ninguna ampliacion de la red de bajia tensién: cinco
{5) dias.

b. Cuando Unicamente se necesite ampliar la red de baja tension: treinta (30) dias.

c. Cuando se necesite construir un centro de transformacién: sesenta (60) dias.
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d. Cuando se necesiten construir varios centros de transformacion: ochenta (80) dias.

2. Suministros en alta tension:

a. Acometida a un solo consumidor con tension nominal de suministro igual o inferior a
66 kV: ochenta (80) dias.

b. Otros suministros de alta tension: el plazo se determinara en cada caso en funcién
de la importancia de los trabajos a realizar.

En el computo de plazos no se tendran en cuenta los necesarios para obtener
autorizaciones, permisos o conformidad para la realizacién de los trabajos.

En el caso de que sea hecesaria la construccién de uno o varios centros de transformacion
para uso del distribuidor, el plazo no comenzard a computarse hasta la firma de un
documento de cesién de uso, correspondiente al local o locales. Ademas, deberan ser
entregados en condiciones para poder realizar la instalacién eléctrica, por io menos, sesenta
dias antes de que finalice el plazo establecido.

Cuando concurran circunstancias especiales y no exista acuerdo entre el distribuidor y el
cliente, el plazo lo fijara el érgano competente de la Administracién correspondiente.

En cuanto al enganche e instalacion del equipo de medida, el plazo méximo es de cinco dias
habiles, a contar desde que el consumidor hubiera suscrito el correspondiente contrato de
suministro.

Con excepcion de Guatemala, y de Uruguay para las conexiones en Media Tension, los
valores propuestos por la CREG se enmarcan en los estandares de América Latina.

3.2.2. Aviso Previo de Inferrupciones (AP])

La CREG propone dos indicadores para controlar el Avisoc Previo de Interrupciones:

Eventos Programades Informades
a. APl = 2 A x 100
Total de Eventos Programades
Usuarios Informados Sobre Eventos Programados
b. APl = A x 100

Total de Usuarios Afectados

E! primer indicador analiza el porcentaje de cortes programados que son informados a los
consumidores. El segundo indicador analiza la efectividad del aviso. Los plazos minimos
permitidos son los siguientes:

¢ Cuando los eventos programados afecten cargas industriales, el tiempo de aviso a
los comercializadores por parte del distribuidor, no podra ser inferior a noventa y
seis {96) horas.

+ Los comercializadores deberan avisar a los usuarios industriales con una
anticipacién no menor a 72 horas, indicando la hora de inicio y la duracion del
evento.

¢ Todos los eventos programados que afecten a usuarios de un STR o SDL deberén
ser informados por el distribuidor, a través de un medio de comunicacion masivo, con
setenta y dos (72) horas de anticipacion a la ocurrencia del evento.

Las metas para el primer indicador es de 100%, mientras que para el segundo es de 80% y
50% segun se trate de usuarios industriales o no industriales, respectivamente.

El limite de 72 horas propuesto esta por encima de los valores minimos exigidos en los
paises consultados (Uruguay, Pert y El Salvador).
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Uruguay

El regulador de Uruguay exige para las interrupciones programadas que las mismas sean
comunicadas con una antelacién no inferior a 2 (dos) dias habiles, a través de medios de
comunicacion que tengan en forma conjunta un alcance no menor al 50% de la poblacién a
afectar. La comunicacién debe contener, al menos, la informacion de dias y horas de inicio y
de finalizacién previstas asi como de area o éreas afectadas.

La comunicacién de la interrupcion programada debera ser hecha en forma individual, a
aquellos servicios o usuarios con especial dependencia de la energia eléctrica, tales como
hospitales, personas dependientes de aparatos médicos con riesgo vital, u otros de similares
caracteristicas. Para ello el Distribuidor debera obtener listados de estos usuarios, para cuya
confeccién realizard compafias de difusion, otorgando plazo a los mismos para que
denuncien tal situacién y se registren. Todas las comunicaciones deberan quedar
registradas.

.

Perti

Las interrupciones programadas por parte del Distribuidor, deben hacerse del conocimiento
de los Usuarios por medio de la respectiva publicacion en un diario de mayor circulacién y
por los medios mas directos hacia el Usuario, al alcance del Distribuidor.

La tolerancia es la siguiente: 48 horas, antes del inicio la interrupcidn
Ei Salvador

El distribuidor debera informar a los usuarios acerca de las interrupciones programadas del
suministro, con una anticipacién no inferior a 48 horas.

3.2.3. Respuesta a Peticiones, Quejas y Recursos (RPQR)

El indicador propuesta para analizar ia respuesta a PQR es:
Solicitudes resueltas a tiempo
Total de Solicitudes

El tiempo maximo permitido propuesto para dar respuesta a las solicitudes es de quince (15)
dias.

RPQR = x 100

Uruguay

El plazo estipulado por para que el Distribuidor dé respuesta a las reclamaciones de los
usuarios es 30 dias. La respuesta debera contener informacién relativa a la causa del
problema que generé la reclamacion, y, cuando corresponda, el plazo previsto para
subsanario.

Guatemala

Los indices o indicadores de la Calidad del Servicioc Comercial del Distribuidor de Guatemala
son los siguientes:

RO6) = (R/y,) x 100
Donde:

Ra: Numero total de reclamos o quejas recibidos.
Nu: Numero total de Usuarios.
Las tolerancias sobre este indice son las siguientes:

Etapa Transitoria: R £ 10%
Etapa de Régimen: R £ 5%
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En cuanto al tiempo promedio de procesamiento de los Reclamos o Quejas, el tiempo
maximo para la etapa Transitoria es de 15 dias y de 10 dias para la etapa de Régimen.

El Salvador

Con respecto al tratamiento de quejas y reclamos la regulacion salvadorefia usa los
siguientes indicadores:

PRU, (%) = (R““/Nu) x 100
Donde:

Ra,: Nimero total de reclamos procedentes recibidos
Nu: Numero total de Usuarios servidos en el afio

n: Puede ser igual a i, t 6 ¢, de acuerdo a la correspondencia con los reclamos por
interrupciones, por variaciones en los niveles de tensién o por problemas
comerciales, respectivamente.

PRU; = Porcentaje de Reclamos procedentes por interrupciones de servicio en el afio;

PRU= Porcentaje de Reclamos procedentes por variaciones en los niveles de Tensién
en el afio;

PRU, = Porcentaje de Reclamos procedentes por problemas comerciales en ei afio.

Las tolerancias sobre este indice son las siguientes:
Tabla 26 — El Salvador: Porcentaje max. de Reclamos Procedentes

Indicador Limite Admisible
PRY; 3%
PRU, 3%
PRU, 2%

El tiempo promedio de procesamiento debe ser como maximo de 10 dias. El promedio
surge de un promedio simple:

XTa;

a

TPA =

Donde:

TPA =Tiempo promedio de procesamiento de Reclamos
Ta; = Tiempo en dias habiles para resolver cada reclamo o queja
R, = Numero total de Reclamos Procedentes resuelios

En cuanto al porcentaje de Resolucion de reclamos, el porcentaje de resolucién (PRA) surge
del indicador siguiente:

Nr
PRA= — x100%
Ra

Donde:

Nr = Numero de casos de Reclamos resueltos
Ra = Numero total de Reclamos Procedentes recibidos

El limite admisible para el indicador PRA es 95%.
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En cuanto a la Respuesta a las Consultas de los Usuarios (RCUS), el iempo maximo en
que el distribuidor debe dar respuesta escrita a las consultas escritas de los usuarios es de 3
dias.

Espana

La regulacidon espafiola establece que la atencion de las reclamaciones que los
consumidores hubieran presentado en relacién a la medida de consumo, facturas emitidas, y
cortes indebidos deberia ser realizada en un plazo maximo de cinco (5) dias habiles para
los usuarios de menos de 15 kW contratados y de quince (15) para el resto.

Es decir que, con excepcion del caso de Uruguay, los valores propuestos para Colombia no
son mas exigentes que los valores en uso por las regulaciones consultadas.

3.2.4. Calidad de la Atencion Telefénica (CAT)

La propuesta de la CREG incluye también indicadores para la Calidad de la Atencion
Telefénica. El analisis es realizado desde la percepcion de los usuarios (‘retomo de
llamadas”) y desde el desempefio de fas empresas medido a través de un usuario simuiado
{“llamada misteriosa”).

Este punto no es una exigencia que sea estandar en ofras regulaciones. Quiza seria
conveniente en una primera instancia implementar el sistema de seguimiento de la calidad
de la atencién telefénica sin incluir penalidades al respecto.

3.2.5. Cumplimiento de citas con el usuario, CCU

La resolucién de la CREG también propone limites para el porcentaje de citas con el usuario
a las que el comercializador asiste dentro del rango de tiempo de referencia:
Citas a las que se acude a tiempo

cev = Total de Citas x 100

La exigencia es de 4 horas, salvo que el usuario requiera que en ese caso &l rango se acota
a 2 horas.

Este punto también no es una exigencia que sea estandar en otras regulaciones.
3.2.8. Tiempo de Reconexién

El indicador propuesto para medir el Tiempo de Reconexion, TRx, viene dado por:

Reconexiones hechas a tiempo
TRx = - x 100
Total de reconexiones
Una vez el usuario cumpia con las condiciones para la reconexion del servicio, el distribuidor
deberd asegurar el restablecimiento del servicio en un término no mayor a tres (3) dias
hébiles, contando desde la fecha y hora de pago del usuario hasta la fecha y hora de la
reconexion.

Uruguay

El plazo establecido en la regulacion uruguaya para ias reconexiones una vez realizado el
pago por parte del usuario es de 24 horas y dentro de las 48 horas cuando el pago fuera
realizado en locales que no son de la distribuidora.

Cuando la reconexién de un servicio se realice mas allad del plazo maximo establecido, el
Distribuidor debe compensar al Consumidor con un monto por dia de atraso igual a 5 (cinco)
veces la facturacion promedio diaria del Consumidor afectado en los Gltimos seis meses.

Peri

La regulacién peruana exige que, superada la causa gque motivé el corte del servicio
eléctrico, y abonados por el Cliente los consumos, cargos minimos atrasados, intereses

Estudio del Impacto del Marco Regulatorio dei Sector de Energla Eléctrica 138



compensatorios, recargos por moras y los correspondientes derechos de corte y
reconexion, el Suministrador esta obligado a reponer el servicio dentro de un plazo méximo
de veinticuatro (24) horas.

Guatemala

La regulacion guatemalteca establece que, superada la causa que motivo el corte del
servicio eléctrico, y abonados por el Usuario los pagos que correspondan, el Distribuidor
" estara obligado a conectar el servicio dentro de un plazo maximo de veinticuatro horas.

El Salvador

La regulacion salvadorefia establece que el Distribuidor debe restablecer el servicio
suspendido por falta de pago, a partir que el usuario final haya cancelado su deuda o en su
defecto haber hecho un arreglo de pago. Se excepttan los dias no hébiles y festivos.

Tabla 27 — Plazos para reconexion del servicio con modificacién de red

Area Geografica Limite Admisible
Densidad demografica Alta 10 horas
Densidad demografica Media 15 horas
Densidad demografica Baja 24 horas
Espana

La regulacién espafiola exige que en un plazo maximo de veinticuatro horas después del
pago de la factura se reconecte el servicio.

A la luz de las regulaciones analizadas, el plazo propuesto por la CREG no deberia generar
impacto de significacion en los costos de las empresas.

3.2.7. Reclamo por facturacién (RF)

La propuesta formulada por la CREG incluye un indicador para reclamos por errores por
facturacién pero no define limites, sino que se pretende en una primera instancia recoger
informacién. El indicador propuesto refiere al niimero de reclamos resueltos a favor de
usuarios sobre el total de facturas emitidas, y no sobre el nimero total de reclamos por ese
motivo.

_ Reclamos resueltos a favor de usuarios

- 100
Total de facturas emitidas x

3.3. Analisis de la Propuesta de la CREG con relacion a las otras referencias
consultadas

Sin perjuicio de que la calidad de la atencién comercial en el servicio eléctrico incluye
muchos aspectos, entre ellos ia atencion telefonica, es posible identificar tres puntos criticos
en la relacion con el cliente:

+ Tiempo de conexién
*» Tiempo de reconexion
s Errores en la Facturacion
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En esos tres puntos criticos de la relacion comercial en el sector eléctrico, los valores
propuestos no parecen muy exigentes para Colombia, en especial si se compara los mismos
con los valores de paises como Pert, Guatemala y El Salvador.

No obstante, hay un aspecto que merece observacion, que refiere al uso de un valor
“promedio” para el pais, cuando es conocido que existen enormes diferencias vy
complejidades regionales que afectan los costos. Entendemos que seria adecuado
diferenciar valores para las capitales de Departamento, poblaciones menores y éareas
rurales. Dicho de otra forma, los valores propuestos pueden ser poco exigentes para
ciudades como Bogota o Medellin pero muy exigentes para una vereda en el Caqueta. Una
posibilidad es adoptar una clasificacion similar a la escogida por la regulacion salvadorefia,
que diferencia por densidad demografica: alta, media y baja. Vale aclarar que esta
diferenciacion no violaria el principio de neutralidad sino que reflejaria los costos inherentes
a la prestacién del servicio.

Por dltimo, es importante sefialar que en una actividad sujeta a competencia, la calidad es
uno de los factores que justamente pueden marcar una diferencia entre un suministrador y
otro, por lo que no no resulta inmediato que deba regularse, aunque el regulador puede
establecer criterios minimos si considera que la competencia no es lo suficientemente
efectiva para asegurarios.

4. IMPACTO EX POST DEL MARCO REGULATORIO

4.1, Evolucion del Cargo C

La evolucion del cargo C muestra un quiebre importante en el afio 2008 con relacion al
periodo 2004-2000, con un crecimiento en términos constante de 20% (Figura 19). Este
crecimiento chedece al cambio introducido por la Res. CREG 118 de 2007 por la cual para el
calculo del cargo C se utiliza el Consumo Facturado Medio (CFM) del Comercializador
Minorista en el afio t-1 de los usuarios del Mercado de Comercializacion correspondiente. Es
decir que se considera el Total de kWh vendidos a usuarios regulados dividido entre el total
de facturas expedidas a usuarios regulados. Se establecid una transicion gradual lineal para
la exclusién de la demanda de usuarios no regulados del CFM de 6 meses. Al excluir los
consumos no regulados en el denominador, el resultado fue un aumento del cargo C para
los sectores regulados.

Este crecimiento esconde comportamientos muy disimiles entre las cinco principales
regiones del pais (Figura 20). En efecto, el mayor crecimiento se da en la regién Caribe, que
muestra un crecimiento sistematico en el periodo analizado, llegando a mas de 50% de
aumento en el afio 2010 con relacién al 2004; por el contrario, en ia regién Amazdnica el
cargo C se ha mantenido relativamente estable, mientras gue en la regién Andina el
aumento fue inferior a 15%.
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Figura 19 — Evolucidon del Cargo C ($Col de enero 2004)
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Figura 20 — Evoluciéon del Cargo C por region (enero 2004=100)
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Vi

Siguiendo la metodologia planteada en el punio H -3, se analizaron los principales
indicadores financieros para las empresas comercializadoras puras, pues las restantes
figuran o como empresas verticaimente integradas o en el analisis de la distribucion. La
Tabla 28 presenta los resultados para los tests de medias y medianas para los cinco
indicadores financieros disponibles. Con excepcidn de la Rotacién de Cuentas por Cobrar,
que empeora de forma significativa en el periodo considerado, no se encontraron diferencias
significativas en el periodo 2008-2010 con relacién al trienio 2004-2006.

4.2, Evolucion de la sostenibilidad de la Comercializacién

Tabla 28 — Sostenibilidad financiera del sector Comercializacién

Media A Medias Estadistico

Indicador
2005-07 2008-10 t z

Margen Operacional 10,00% 11,01% 0,01 0,27 051
Rotacién de Cuentas por Cobrar (dias) 113 158 45 2,1* 26
Rotacion de Cuentas por Pagar (dias) 24 105 21 0,88 040
Razon Corriente {veces) 18 2.7 0.9 1,36 0,57
Cubrimiento Gastos Financiercs (veces) 57 46 -10,8 027 027

4.3. Evolucion de los Cargos Unitarios

Si bien los cargos unitarios reflejan los costos de toda ia cadena del sector eléctrico, se
presentan aqui como corolarioc de las secciones anteriores. La Figura 21 muestra la
evolucidn de ios cargos unitarios por nivel de tensién para el periodo 2004-2010: a partir de
enero de 2008 se percibe una clara tendencia alcista en los cargos en todos los niveles de
tensién. Aungue el crecimiento de los cargos se da en los cuatro niveles, el crecimiento no
es homogéneo. En efecto, el crecimiento en el nivel 4, en particular en el 2010 es muy
superior a los ofros niveles.

La Figura 23 compara la evolucion de los cargos G, T, Dy C: claramente se ve que el cargo
G ha tenido una evolucion muy diferente, siendo por io menos 60% superior al valor de
2004, muy diferente al cargo T, que descendid sobre el final del periodo. O sea que el
aumento en los CU a partir de 2008 se explica fundamentalmente por el crecimiento del
componente G y en menor medida por el cargo C.
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Figura 21 — Evolucién de los Cargos Unitarios por Nivel de Tension ($ de enero 2004)
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Figura 22 — Evolucion de los cargos unitarios con base 100 (Enero 2004 = 100)
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Figura 23 — Comparacion entre la evolucion de los cargos G, Ty CU niveles 1 y 4, 2004=100
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4.4, Sostenibilidad del Fondo de Solidaridad para Subsidios y Redistribucion de
Ingresos (FSSRI)

Con relacién a la sostenibilidad del FSSRI, si bien no se cuenta con informacién para el afio
2010, la informacién disponible muestra una caida importante de la relacidon
Contribuciones/Subsidios en los afios recientes, pasando de 0.78 en el afio 2007 a 0.63 en
el afio 2009 (Tabla 29). El crecimiento de los subsidios se da a tasas muy altas, lo que
indica que de mantenerse en el futuro la presién sobre el fisco sera un tema no sencillo de
resolver.

Tabla 29 — Evolucién del FSSRI (mill. de pesos de 2008)
ApOes  cont /Sub.

Subsidios Contribuciones

Gob.
2000 850,930 653,328 0.77
2001 830,799 621,947 0.75
2002 858,952 658,606 171,074 0.77
2003 979,608 752,904 293,316 0.77
2004 1,171,866 825,044 430,873 0.70
2005 1,161,241 849,150 373,529 0.73
2006 1,109,524 889,803 234,277 0.80
2007 1,174,390 919,619 328,035 0.78
2008 1,397,034 954,318 59,912 0.68
2009 1,719,218 1,079,514 575,490 0.63

FUENTE: elaborado con base en UPME
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4.5. Sostenibilidad del Fondo de Solidaridad para Subsidios y Redistribucién de
Ingresos (FOES)

Con relacién al FOES, la caida en los valores de las rentas por congestién ponen en duda la
sostenibilidad del mismo.

Vil - INTERCAMBIOS INTERNACIONALES DE ENERGIA
1. OBJETIVOS REGULATORIOS

1.4. Contexto

Los objetivos regulatorios relacionados con los Intercambios Internacionales de Energia
deben identificarse en el marco de la normativa supranacional o acuerdos entre paises que
en cada caso encuadran el desarrollo de las interconexiones intemacionales para la
exportacién e importacion de energia eléctrica.

Esos marcos estan definidos por:

+ Por la normativa emitida por la Comunidad Andina de Naciones (CAN) para paises
miembros de esa Comunidad, e interconexiones desarrolladas con posterioridad a
2002. En el caso de Colombia aplica a las interconexiones desarroliadas con
Ecuador (138 kv, asimilada a la normativa CAN, y 220 kv)

¢ Por los acuerdos alcanzados entre los Gobiernos de Colombia y Panama para el
desarrolio de una interconexion eléctrica entre esos paises

¢ Llas interconexiones con Venezuela que fueron desarmolladas previamente a la
normativa CAN y no han sido encuadradas en el esquema TIE por carecer de las
condiciones de armonizacion regulatoria minimas para ello.

De esta manera, resuita apropiadoc separar en el analisis el esquema TIE de la evolucién
regulatoria del tratamiento de la futura interconexién entre Colombia y Panama.

En lo que respecta al esquema TIE, durante el periodo de andlisis (2008-2010) sucedieron
hechos de relevancia a nivel regulatorio regional, suspendiéndose a fines del afio 2009 la
aplicacion de la Decisién de la CAN N° 536 por un periodo de dos afios, lo que fue
instrumentado mediante la Decisién CAN N° 720, que a su vez establecid un régimen
transitorio para la operacién de las interconexiones entre Colombia y Ecuador, hasta tanto y
en cuanto se desarrollara un nuevo marco regulatorio para las interconexiones entre paises
miembros de la CAN. Posteriormente, ya en 2011, la decision CAN N° 757 postergé dos afios
mas la vigencia del régimen transitorio con algunos ajustes y adiciones sobre contratos,
introduciendo a su vez regulacién especifica para la interconexién Ecuador — Peru.

En cuanto la interconexién con Panama, se fueron fijando en el periodo en andlisis las
pautas para el desarrollo de la regulacion especifica que se aplicara para la misma,
instruyendo a los respectivos reguladores (CREG de Colombia y ASEP de Panama) en ese
sentido.

1.2. Interconexiones con Ecuador
1.2.1. Andlisis de los Objetivos Regulatorios

El Acuerdo de Cartagena, por el cual se crea la CAN y el Sistema Andino de Integracién,
establece como objetivos el promover el desarrolio equilibrado y arménico de los Paises
Miembros en condiciones de equidad, mediante la integracién y la cooperacion econémica y
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social; acelerar su crecimiento y la generacién de ocupacion; facilitar su participacion en el
proceso de integracion regional, con miras a la formacion gradual de un mercado comin
latinoamericano.

En este ambito, y con base en un acuerdo ministerial para el desarroilo de una propuesta de
armonizacion regulatoria con vistas a viabilizar y fomentar las transacciones internacionales
de electricidad, el trabajo conjunto y consensuado de los reguladores de los Paises
Miembros produjo una propuesta concreta de normativa, que fuera recogida por los
ministerios incumbentes vy adoptada por los respectivos Gobiernos en la Decisién de la CAN
N” 538, del 19 de diciembre de 2002, por la que se establece el “Marco General para la
interconexién Subregional de Sistemas Eléctricos e intercambio Intracomunitario de
Electricidad”.

La mencionada Decision CAN N° 536 establece para las interconexiones eléctricas a
desarrollarse entre Paises Miembros una serie de conceptos, entre los que sobresalen:

e Principioc de no discriminacién de precios entre mercados internos y externos
(Art.1, 8§1)

s Principio de libre acceso a las interconexiones (Art. 1, §2)

s Uso fisico (despacho) de la interconexién resultante del despacho econdmico
(Art.1, §3)

s Inclusion de la demanda / oferta internacional en el despacho econdémico de cada
pais, resultando las fransacciones de la coordinacion de despachos entre los paises.
(Art.12)

s Aseguramiento de condiciones competitivas en mercados eléctricos, con precios y
tarifas que reflejen costos econdmicos eficientes (Art. 1, §6)

* Rentas de congestion no asignadas al propietario de la interconexién (Art.1, §10)

¢ Asimilaciéon de cargos adicionales que correspondan a la exportacion / importacion a
los correspondientes a la demanda / generacion local (Art.6)

o Desarrollo futuro de propuesta para metodologia para el calculo del cargo de
capacidad (Art.11)
La Resolucion CAN N 720 establecio la suspension de la Decisién N° 536 por un periodo de
hasta dos afios, exceptuando de tal suspension solamente al articulo 20 referente al
mecanismo de seguimiento (creacidén del CANREL®). La misma entrd en vigencia el 4 de
diciembre de 2008, y como medidas mas relevantes estableci6, ademas, que:

¢ Se debera efectuar ia revision de la Decision N° 536, con ia finalidad de establecer
un nuevo marco general para los intercambios de energia eléctrica entre los Paises
Miembros, que sera aprobada antes de la culminacion del plazo establecido de dos
afios.

+ Durante el periodo de vigencia de ia suspension, Ecuador v Colombia aplicaran las
reglas del Régimen Transitorio establecido como Anexo a la propia Decision.

Ei Régimen Transitorio menciohado establece, entre otras cosas, lo siguiente:
‘Articulo 10. La interconexién subregional de los sistemas eléctricos y el intercambio

intracomunitario de electricidad entre Colombia y Ecuador se hard conforme a las
siguientes reglas:

¥ CANREL: Comité Andino de Organismos Normativos y Organismos Reguladores de Servicios de
Electricidad, encargado de promover las normas gue sean necesarias para alcanzar los objstivos
previstos en el Marco General fijado por la Decision CAN N° 536.
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1. No se discriminaré en el tralamiento que se conceda a los agentes interncs y
externos en cada pais, exceplo para la oferta de electricidad, en la cual se
discriminarén los precios para la demanda nacional y la demanda externa.

10. Las rentas que se originen como resultado de la congestion de un enlace
internacional no serén asignadas a los propietarios del mismo. Las rentas de
congestion que se originen por la diferencia de precios en los extremos del enlace
internacional, serén asignadas en partes iguales para cada mercado, es decir el 50%
para el sistema importador y el 50% para el sistema exportador.”

‘Articulo 13. Las fransacciones infernacionales de electricidad de corfo plazo
tinicamente estarén limitadas por la capacidad de los enlaces intemacionales. En
condiciones de racionamiento interno los paises no estaran obligados a exportar
energia a ofro sistema. Las condiciones de racionamiento deberan ser objetivamente
establecidas en las respectivas regulaciones.”

Posteriormente, la Decisién CAN N° 757 postergd dos afios mas la vigencia del régimen
transitorio con algunos ajustes sobre el mismo, tales como provisiones adicionales sobre
tratamiento de la congestion en caso de contratos entre agentes de distintos mercados,
eliminacién de clausula sobre subsidios, eliminacién de posibilidad de redespachos excepto
en situaciones de emergencia o razones de seguridad (Art.12), eliminacién de los pagos por
potencia o confiabilidad segtin el caso, y ofros cargos a generadores -en Colombia- (Art.17),
introduciendo a su vez regulacién especifica para la interconexién Ecuador — Per( (Anexo 1)

El andlisis realizado en este informe se focaliza en las acciones adoptadas por la CREG en
el periodo 2008-2010, correspondiendo 2008 y la casi totalidad de 2009 al periodo de
vigencia de la Decisiébn CAN N° 538, y final de 2009 y 2010 al periodo de vigencia del
Régimen Transitorio establecido por la Decision CAN N° 720. Sin perjuicio de ello, y aunque
estan fuera del alcance del presente trabajo, se evalla la evolucién de los marcos
regulatorios definidos en el ambito de la CAN para las TiEs, a la luz de las condiciones
establecidas para las mismas en el Régimen Transitorio aprobado en 2011 mediante la
Decisién CAN N° 757.

Se observa asi que los objetivos regulatorios a nivel nacional pasan esencialmente por el
cumplimiento e implementacion de la normativa supranacional, la que a su vez fue
cambiando a io largo del periodo de analisis.

A grandes rasgos, la evolucién de la normativa a nivel de la CAN se caracterizo por:

+ Reconocer el reclamo de Ecuador acerca de una distribucion mas equitativa de la
renta de congestién, lo que indujo a la modificacién de este aspecto en el régimen
transitorio establecido a finales de 2009;

e Habilitar la discriminacion de precios de oferta para la demanda nacional y de
exportacion, no trasladando a la primera los efectos del incremento, como una
manera de eliminar el efecto negativo sobre el excedente del consumidor del pais
exportador (usualmente Colombia) de la desadaptacion del pais importador
{usualmente Ecuador);

+ La situacidén de abastecimiento critico atravesada por Colombia en el Nifio 2009-2010
en conjunto con la situacién de desadaptacién del sistema ecuatoriano en su relacion
oferta demanda, que pusieron de manifiesto la no firmeza de las TIEs, concepto ya
incluido en la Decision CAN N° 536 al considerar la no obligacién de exportar en
situaciones criticas de abastecimiento del pais exportador.

o Exclusién de los pagos por potencia o cargo por confiabilidad por parte del pais
importador (Decisidon CAN N 757), medida que parece consistente con el punto
anterior en tanto y en cuanto tales pagos se asocian a conceptos de suministro en
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condiciones de firmeza.

La incorporacion de precisiones scbre la posibilidad de agentes de distintos mercados de
realizar entre si contratos de compra venta, contratos financieros, marca asimismo un
lineamiento de promover a través de las interconexiones intracomunitarias el desarrolio de
un mercado eléctrico integrado en el largo plazo. Sin embargo, se podria caracterizar la
evolucion de la regulacion de la CAN adoptada en el periodo 2008-2010 privilegia el
reconocimiento de temas asociados a politicas estratégicas de corio plazo respecto de una
integracion eficiente de los mercados en el largo plazo, tal como se discute en los puntos a
continuacién.

En este sentido, resulta relevante citar la Resolucion CONELEC 055/2008, del 15 de mayo,
emitida por Ecuador, por la cual establece que no remunerara potencia a las importaciones.

1.3. Interconexion Colombia - Panama

En la X Reunién de la Comision de Vecindad Colombo - Panamefia se firmé un "Memorando
de Entendimiento”, por medio del cual ambos paises acordaron promover las acciones
necesarias para determinar la viabilidad de |a integracion energetica.

De esta manera, el 1 de agosto de 2008, los Presidentes de Colombia y Panama acordaron
concretar, en el menor tiempo posible, el esquema regulatorio que permita la interconexién
fisica entre los sistemas eléctricos de la Republica de Panama y de ia Republica de
Colombia, y la realizacidn de intercambios entre los dos paises, bajo las siguientes
condiciones:

s El esquema debera hacerse conforme a ias legislaciones vigentes en cada pails,
sin tratados especiales para el tema.

s El proyecto sera de conexién a riesgo y estara a cargo de una empresa formada
por asociacion entre las empresas gque operan los sistemas de transmisién de
Panama y de Colombia.

¢ Las autoridades ambientales agilizaran la expedicion de los permisos necesarios
para la construccién de la infraestructura requerida.

El Ministerio de Minas y Energia de la Reptiblica de Colombia y la Secretaria Nacional de
Energia de la Republica de Panama firmaron, el 19 de marzo de 2009, un Acuerdo con los
principios y temas regulatorios que deberan desarrollar los respectivos organismos
reguladores, considerando para ello los siguientes temas:

¢ Tipos de intercambio: contratos y de oportunidad
¢ Organizacién: quiénes y cdmo participan en los intercambios de electricidad
s Fommacion de precios en los mercados de cada pais

¢ Desarrollo de la Linea de Interconexién como un proyecto de conexién a riesgo, y al
cual no se le asignara ningun tipo de tarifa regulada

+ Libre acceso a la linea de interconexidén y a los mercados de electricidad de cada
pais

¢ Mecanismos de asignacion de la capacidad de la interconexion

s Principios basicos para el desarrollo de los acuerdos comerciales y operativos entre
operadores de ambos paises
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La interconexion sera realizada como una actividad a riesgo, por lo tanto no recibiré ningtin
tipo de tarifa regulada.

Para garantizar el libre acceso de los agentes del mercado a la capacidad de transmision de
ia Interconexion se establece que:

s Los intercambios de Corto Plazo seran realizados a través de un despacho
coordinado a cargo de los operadores del sistema y administradores del mercado de
cada pais.

+ El proceso de asignacion de los Derechos Financieros de Acceso a la Capacidad de
la Interconexién, para las transacciones de largo plazo, se hard mediante un
mecanismo de subasta que sea eficiente, transparente, estable, simple y no
discriminatorio, de acuerdo a los lineamientos aprobados por CREG y ASEP en las
dos direcciones del flujo de energia.

Los generadores y comercializadores, en el caso de Colombia, y los generadores,
distribuidores y grandes clientes, en el caso de Panama, podran realizar transacciones de
potencia y/o energia de largo plazo mediante la celebracion de contratos.

Estos contratos tendran en cada pais el mismo tratamiento que aquellos contratos suscritos
entre los agentes locales.

Las Transacciones en el Mercadc de Contratos se realizaran de acuerdo a la normativa
vigente en cada pais. En el caso de los distribuidores en Panama los contratos solo podran
ser resultado de procesos de libre concurrencia, de acuerdo a lo establecido en la
regulacién.

Los contratos seran fransacciones a plazo de tipo financiero y no podran influir en el
despacho econdmico de los sistemas. Los contratos deberan contar con los respectivos
Derechos Financieros de Acceso a la Capacidad de la Interconexién, adquiridos a través de
mecanismos de subasta. El titular de los Derechos Financieros de Acceso a la Capacidad de
ia Interconexion gue tenga un contrato no recibira renta de congestion.

El uso fisico de la interconexién en las Transacciones de Energia de Corto Plazo sera el
resultado del despacho coordinado de los mercados, de conformidad con ias regulaciones
de cada pais e independientes de los contratos de compraventa de energia. Los organismos
reguladores determinaran cémo se compararan los precios de corto plazo y si es necesario
la definicién de un umbral de precioc a superar para que se produzcan los intercambios. Los
operadores de los mercados determinaran los intercambios a partir de la comparacion de los
precios de corto plazo vy los costos antes referidos.

Las Transacciones de Energia de Corto Plazo no requieren tener asignados Derechos
Financieros de Acceso a la Capacidad de la Interconexion. La capacidad de ia interconexién
que no esté asignada generara rentas de congestion a favor del duefio de la linea.

2. INSTRUMENTOS REGULATORIOS

2.1. Soluciones metodolégicas implementadas para la interconexién Colombia -
Ecuador

2.1.1. Seleccion valor méximo histérico del cargo fransmision informado por Ecuador

En el afio 2008 Ecuador informé a Colombia que en caso de exportaciones hacia Colombia,
Ecuador informaria ex post la componente por cargo de transmisién que se debia aplicar
para determinar el precio de la oferta, pues lo calcularia como un equivalente variable sobre
ia energia realmente exportada.

Con este mecanismo, se podrian presentar situaciones en las que, una vez conocido el
intercambio, se llegue a situaciones en las cuales se efectuaron transacciones pero el precio
ofertado resuilta mayor al que hubiera aceptado el importador.
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Para cubrir esta situacién, la CREG emitio la Resolucion 069 de 2008, mediante la cual
adopté a los efectos de la toma de decisién (programacion de la TIE), considerar el maximo
cargo histoérico de transmisién informado por Ecuador.

Finaimente Ecuador informé un valor fijo expresado en US$/MWh para fa componente de
transmision, lo que condujo a la CREG a emitir la Resolucién 082 de 2008, anulando el
criterio adoptado por la Resolucion CREG 069 de 2008.

2.1.2. Explicitacion del cargo por confiabilidad para programar importaciones

Mediante Resolucion CREG 096 de 2008 se cambié la formula dei criterio de programacion
de una importacién, pasando la misma a discriminar la componente del Cargo por
Confiabilidad del Precio de la Oferta del Precio Ofertado (PONE), que pasa a reflgjar la
componente de energia.

De esta manera, la formula original (Res. CREG 004 de 2003, madificada por Res. CREG 014
de 2004

(Piki-(PONExei + Cargos G))*100/(PONEoxzsi + Cargos G) > Umbral
Pasa a expresarse de la siguiente manera:
{Piki-(PONEaxe: + CEE+ Cargos G))*100/(PONEaxe + CEE + Cargos G) > Umbral

2.1.3. Adaptacién de las funciones de precio de oferta de exportacion e implicancias para la
demanda de exportacion de la separacién de los costos de Arranque y Parada de los
precios ofertados por los generadores para la subasta diaria de energia

La Resolucién CREG 051 de 2009 implemento la separacion del componente de costo de
arranque y parada de unidades de generacién de los conceptos que los generadores
pueden incluir en sus precios de energfa ofertados a la bolsa, y establece la via mediante la
cual tales componentes se reflejan en las transacciones de energia y la demanda paga los
mismos. En consecuencia, la misma resolucion adapta las funciones de precio de oferta de
exportacion a esta nueva situacién, y estabiece como participa la demanda de exportacién
en el pago de los mismos. Se considera a esta resolucién una adaptacion de la normativa de
TiEs asociada a un factor externo a la regulacién propia de ias TIEs.

2.1.4. Explicitacion de situaciones en las cuales Colombia no programara TIEs de
exportacion a Ecuador asociadas a condiciones criticas de abastecimiento interno

La Resolucién CREG 137 de 20089 establecio en el articulo 4° que: “No se exportarg energia
eléctrica cuando el programa de despacho para cubrir la Demanda Total Doméstica requiera
generacion de plantas térmicas con liquidos, o generacién hidraulica que produzca una
reduccién del nivel de los embalses, suponiendo los mismos aportes hidrolégicos del
anélisis a que hace referencia el articulo 20 de esta resolucién”

Posteriormente, mediante Resolucion CREG 148 de 2009, v en virtud de ia situacién de
racionamiento de energia eléctrica que se presentd en Ecuador, se consider6 que se podian
realizar exportaciones de energia por generacion de seguridad haciendo uso de generacion
de piantas térmicas con liquidos que no se requieran para atender la demanda total
doméstica, ni hayan obtenido el combustible liquido por ia sustitucion de gas natural
establecida en la Resolucién CREG 18 1686 de 2009 en virtud de la situacién de escasez de
oferta presentada en Colombia.

Por su parte, mediante Resolucién CREG 149 de 2009 se realizaron aclaraciones para
permitir la correcta liquidacién por parte del ASIC de las exportaciones realizadas en las
condiciones establecidas en la Resolucion CREG 148 de 2009.
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2.1.5. Adaptacién del marco regulatorio colombiano de TIEs al régimen transiforio
implementado por ia Decisidn CAN N° 720

A través de la Resolucién CREG 160 de 2008 se adoptaron provisiones para los siguientes
puntos:

o discriminacién del precio de la oferta para demanda nacional y para demanda de
exportacién (ajuste de reglas fundamentales, introduccion de la definicion de Precio
de Bolsa TIE, adaptacion de las funciones de precio correspondientes),

¢ asignacién de rentas de congestién 50% para Colombia y 50% para Ecuador;

+ adapta las funciones de precio a discriminacion de oferta para demanda nacional y
demanda de exportacién.

2.2. Soluciones metodologicas implementadas para la interconexion Colombia-
Panama

Con relacién a los intercambios internacionales de energia con Panama, hasta e} presente
se ha desarrollado regulacién en Colombia para:

+« Establecer el marco regulatorio aplicable a los intercambios internacionales de
energia y confiabilidad entre Colombia y Panama (Resolucion CREG 055 de 2011),

que incluye:
o Caracteristicas y contenido minimo de los acuerdos operativos — Anexo 1
CREG 055 de 2011
o Caracteristicas y contenido minimo de los acuerdos comerciales — Anexo 2
CREG 055 de 2011

Determinacion de la curva horaria de precios, cantidad de intercambio y
liquidacidn, que se hara a través de un ‘proceso de optimizacién que permita
la realizacion del despacho coordinado conjunio. A tal efecto se define un
proceso de optimizacion, cuya formulacion se detalla en el Anexo 3 de la
resolucion CREG 055 de 2011

o Subasta de derechos financieros de transmision (SDFAC!) — Anexo 4 CREG
055 de 2011

o Establecer la equivalencia entre la Energia Firme para participar en el Cargo por
Confiabilidad en Colombia y la Potencia Firme que se comercializa en el Mercado
Mayorista de Electricidad de Panama (Resociucion CREG 052 de 2011, para consulta)

Q

La regulacidén emitida por la CREG sobre esta interconexién se concentra principaimente en
2011, afio que no estd comprendido en el analisis. Sin perjuicio de ello se realizan méas
adelante algunas consideraciones sobre las pautas regulatorias sobre las que se
desarrollara esta interconexién.

2.3. Analisis conceptual e implicaciones del Marco Regulatorio adoptado
2.3.1. Eficiencia

a. Discriminacién de precios en el pais exportador

La discriminacién de precios internos prioriza la proteccién en el corto plazo del consumidor
del pais exportador respecto de la sefial de precios para la expansién de la oferta nacional
en el largo plazo, considerando al mercado nacional ampliado con la demanda regional.
Asimismo, la discriminacion de precios no se adopté en forma simétrica, es decir que
aunque el precio para la demanda no es afectado por la exportacién, en ocasiones de
importacion competitiva, el precio para la demanda doméstica si se veria reducido por efecto
de esa importacion.
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La discriminacién de oferta a los efectos del calculo del precio de bolsa correspondiente a
consumidores nacionales respecto del precio de bolsa que aplica a demanda de exportacion
implica que el precio resultante para la demanda doméstica es menor al éptimo econdmico
que surge de considerar todas las demandas y todas las ofertas realizadas al mercado de
corto plazo. Técnicamente la reduccién de precio respecto del optimo tedrico es una
reduccion del excedente del productor respecto del 6ptimo econdmico, aungue los
generadores nacionales obtengan de todas maneras un excedente (renta marginal) por
pago de su produccion al precio de bolsa.

En sintesis, las medidas adoptadas privilegian un mayor beneficio del consumidor en
detrimento de una reduccion del beneficio del productor colombiano, lo que puede ser
interpretado como una medida de proteccién del consumidor frente a los efectos “negativos’
producidos por la desadaptacion del mercado vecino, aungue esto provogue un uso menos
eficiente de recursos.

En otras palabras, se privilegia un uso estratégico de recursos por sobre un uso eficiente de
los mismos.

b. Rentas de Congestion

La experiencia internacional en la asignacién de las rentas de congestién se asocia a la
responsabilidad en el pago de la remuneracidon requerida por los propietarios del
equipamiento de interconexion. Se describen a continuacion algunos ejempios que muestran
elementos relevantes para el caso colombiano.

En el Mercado Eléctrico Regional Centrocamericano se asignan los ingresos variables (que
incluyen rentas de congestién) al transportista para que el mismo descuente esta cantidad
de su remuneracion reconocida, es decir que, de manera indirecta, las rentas de congestién
se asignan a aquellos agentes que deben asumir los cargos de transmisién reduciéndolos™.
En ese mercado se asignan Derechos Financieros de Transmision que facilita la realizacién
de contratos bilaterales al reducir el riesgo de contratacién por volatilidad de las rentas de
congestion.

En Argentina el criterio implicito es que los beneficiarios de las rentas de congestion son
quienes abonan los cargos de transmisidn, con algunas particularidades. En 1993 cuando se

¥ Reglamento del Mercado Eléctrico Regional (RMER) Libro 1l del RMER seccién 9.3, Cargos
Regionales de Transmision

9.3.1 Las Tarifas o Cargos Regionales de Transmision son el Cargo Variable de
Transmision {CVT), el Peaje y el Cargo Complementario. El CVT es pagado implicitamente en
el Mercado de Oportunidad Regional o explicitamente en el Mercado de Contratos Regional.
Eil Peaje y el Cargo Complementario conforman el Cargo por Uso de la RTR (CURTR).

9.3.2 A los efectos del calculo del CURTR, el EOR determinaréa el Ingreso a Recolectar
para cada instalacion en cada semestre de la siguiente forma:

a) El ingreso a Recolectar para cada instalacion y para cada semestre se calcula como
el Ingreso Autorizado Regional (IAR} dividido entre dos, mas el saldo de la Subcuenta de
Compensacion de Faltantes de la instalacién (SCF), menos el saldo de la Subcuenta de
Compensacion de Excedentes de la instalacién (SCE), menos los ingresos netos semestrales
estimados por Cargos Variables de Transmisién (CVTn) y menos los Ingresos por Venta de
Derechos de Transmision (IVDT). iIR=IAR/2 + (SCF-SCE)- CVTn - IVDT

d) Si el ingreso a Recolectar resultara negativo, se le asignara el valor cero,
considerando que el estimado de los CVTn menos el saldo de ia cuenta de compensacién
{SC), mas el IVDT es suficiente para remunerar el |AR semestral.

933 Los Cargos por Uso de la RTR (CURTR) seran pagados por los Agentes,
exceptuando Transmiscres, y permitiran recaudar la totalidad del Ingreso a Recclectar.
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establecen las reglas de transmisidén se asighan las rentas de congestion a reducir los
cargos de transmisién, pero al poco tiempo de estar en aplicacion las normas en vigencia se
produjo un incremento de las rentas de congestion muy significativo que implicaban cargos
de transporte negativos. En ese momento (1984) se reanalizaron todas las variantes
posibles, y se decidié crear con las rentas de congestién un fondo de uso exclusivo para
financiar expansiones de la capacidad de transporte en el corredor que origind la renta de
congestion. Es de notar que la asignacién de los cargos fijos de transmisién se realiza por
uso y aquellos que usanh el comedor son los que deben asumir la expansién de la
transmisién. Expertos internacionales discutieron ampliamente esta asignacion concluyendo
que, si bien incentiva la construccién de nuevas lineas, el mecanismo puede facilitar la
realizacién de lineas de interconexién no convenientes, es decir cuyo beneficio social sea
negativo™.

En Estados Unidos, para reducir la existencia de volatilidad de precios debido a los precios
nodales, es decir las rentas de congestion, se propuso que los Organismos de Despacho
dispongan de Derechos financieros de transmision. En general, los Derechos financieros de
congestion estan disponibles por un término menor a un afio y se les asignan a aquellos
agentes que pagan el cargo de acceso o los cargos fijos de transmision.

ETSO (2004) analiza la asighacion de las rentas de congestion para los paises nérdicos,
donde las mismas se asignan a pagar los costos de redespacho y la remuneracién de las
expansiones de fransmisién o finaimente las tarifas.

En Nueva Zelanda se discuti6 extensamente la asignacién de las rentas de congestion.
Read (2002) analiza quién debe ser el propietario de las rentas de congestion®*. De este
trabajo se extrae que desde un punto de vista econdémico y de disefic de mercado se debe
definir:

+« Qué parte tiene legitimos derechos para reclamar las rentas, en el sentido que eilas
son las rentas econémicas que proceden de sus inversiones o actividades

+ Qué parte esta en mejor situacion para utilizar y disponer de las rentas de manera de
fomentar la eficiencia econdémica

El estudio citado concluye que las rentas de congestién no le corresponden al propietario de
los activos de transporte, criterio consistente con la normativa en la materia de la CAN, y que
la parte que esta en mejor situacién para utilizar y disponer de las rentas de manera de
fomentar la eficiencia econdmica son los usuarios que pagan los cargos fijos de transmision.

En el caso de la renta de congestion de la interconexion Colombia - Ecuador no resulta
claro, ni con el criterio definido por la Decision CAN N° 536 (corresponden al pais que
exporta), ni por el nuevo criterio materializado en la Decision CAN N° 720 y su sucesora CAN
757 (50% para cada pais), que las rentas de congestion se distribuyan reflejando la
proporcién en que cada pais paga finalmente los costos de las inversiones realizadas. El
criteric impuesto en el régimen transitorio por la Decisién CAN N° 720 parece priorizar una
asignacion equitativa frente a una asignacion eficiente.

¥ | itilechild and Skerk, 2004

¥ El intercambioc de capacidad es asignado como parte integral del célculo del precio spot para el dia
siguiente. La congestién en una interconexién entre dos areas de precios resulta en diferencias de
precios entres las mismas. Cuando no existe congestién el precio spot en las dos areas deberia ser
igual. Otras caracteristicas del método son: las rentas de congestion dan al operador del sistema de
transmision (OST) una clara sefial acerca de la demanda por capacidad, y el OST deberfa actuar en
funcién de la utilidad social con relacién a las inversiones (las rentas de congestién se usan para
financiar los costos de la capacidad de interconexién mas los redespachos).
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A su vez, la imposibilidad de acceder a esa renta por pante de aquelios que comercialicen
via contratos financieros a través de las interconexiones, también es una barrera para lograr
una asignacion eficiente de las mismas, pues posiblemente quienes realicen transacciones
internacionales en el marco de lo establecido en la Decision CAN N° 757 estén dispuestos a
pagar una prima para cubrirse de la diferencia de precios entre los distintos mercados,
hecho ante el cual, en el esquema actualmente vigente, no tienen posibilidad de cobertura.
Esto afectaria la competitividad de la oferta internacional frente a la doméstica para
abastecer consumidores, afectando en consecuencia a la eficiencia.

Al respecto, ia Decision CAN 757 establece, en su Anexo |, Art.1, paragrafo 10, lo siguiente:

10. Las rentas de congestion que se originen por la diferencia de precios en los
extremos del enlace intemacional, entre Colombia y Ecuador, no seran asignadas a
los propietarios del mismo, sino que seran asignadas en partes iguales para cada
mercado, es decir el 50% para el sistema importador y el 50% para el sistema
exportador, y no serén afectadas por la efecucién de contratos de exportacién. En
caso de haber contratos de exportacion, el agente exportador debera reconocer
a los mercados las rentas de congestion, en una cantidad igual a la proporcion
de su intercambio horario respecto del intercambio total en la respectiva hora.

O sea, la decision CAN 757 establece la obligacion de pago de rentas de congestién para el
exportador, pero no establece algtin mecanismo que permita gestionar el riesgo asociado,
esencialmente vinculado a la volatilidad de esa renta, que es un costo para el exportador.

Es decir, un agente que haga un contrato para exportar energia eléctrica de Colombia a
Ecuador o Peru resultara, toda vez que la interconexién esté despachada, vendedor del
volumen exportado al precio de frontera de Colombia empleado para determinar las rentas
de congestion, y comprador de ese mismo volumen en el nodo frontera de Ecuador al precio
de ese mercado empleado para determinar las rentas de congestion. Al no haber prevision
acerca de implementacién de algln fipo de derecho financiero de transmision sobre la
interconexidn, el riesge no es gestionable para el exportador, transforméandose en un factor
de riesgo que, o es asumido por el agente (ej. si firma contratos a precios de venta fijos), o
son trasladados al comprador ¢ al vendedor a través de precios variables en funcién de los
precios spot.

Esto afecta a cualquier contrato de exportacion / importacion que requiera el uso de la
interconexion Colombia Ecuador. Se podria mitigar si Colombia y Ecuador organizaran
coordinadamente algan tipo de esquema para asignar anticipadamente derechos financieros
sobre la transmisién internacional, de manera tal que el exportador transforme en fijo el
costo de la renta de congestion, pero esto hasta el momento no esta previsto ni en la
Decisién CAN 757 ni en los desarrollos regulatorios nacionales.

Sobre la asignacion de las rentas de congestién que le corresponden a Colombia, en la
medida que en Colombia es la demanda total la que paga los costos de los activos de
transmision de los enlaces internacionales ioda vez gue ios mismos sean clasificados de
Uso, la asignacion de las rentas de congestion a la demanda total es consistente con la
experiencia internacional valorada como mas eficiente. Como la asignacion, de acuerdo al
articulo 31 de la Resolucién CREG 004 de 2003 y sus modificatorias Resoluciones CREG 060
de 2004 y 160 de 2009, se realiza en la generalidad de los casos, independientemente de si
la interconexién es clasificada como Activo de Conexion o de Uso, y dado que en el casc de
gue sea Activo de Conexion los cargos de transporte deben ser cubiertos en principio por
quién comercialice la energia a través de la interconexion, la asignacion realizada en estos
casos en principio no resultaria eficiente en la medida en que tampoco existe la alternativa
de implementacion de derechos financieros a quienes remunerarian el Activo de Conexién.
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¢. Redespachos

Si bien estéa fuera del periodo de analisis, se menciona que la decision CAN N° 757 limit los
redespachos de las interconexiones sodlo a situaciones de emergencia y seguridad.

Si bien no se dispone de la informacion de detalle que permita juzgar sobre los casos que
han dado lugar a esta determinacion, la limitacién de redespachos en transacciones que son
de corto plazo y no firmes podria afectar la eficiencia de la operacion, foda vez que se obliga
a mantener un despacho que por distintas circunstancias puede resultar no econémico.

En la operacion de cualquier sistema es esperable que ocurran redespachos. El esquema
TiEs originalmente preveia que era posible hacer redespachos, io cual es eficiente. La
eliminacién de redespachos conduce a que las transacciones internacionales programadas
se transformen en compromisos firmes de exportacion / importacion definidos ex-ante, lo
cual puede resultar una opcién no eficiente ante cambios en la relacién oferta demanda de
aigunos de los paises por causa de un redespacho. En este sentido, dado el caracter que
tienen las TIEs de ser transacciones estrictamente de oportunidad, se estima que si el
objetivo es preservar la eficiencia, seria deseable que su programacion acompafiara en
cada momento la evolucion de la oferta y la demanda de cada mercado.

Sin embargo, en la medida que el regulador considere que el operador del sistema del pais
vecino realiza redespachos con base en una operacion no transparente (o0 sea debido a
deficiencias en la ejecucion de sus procesos), seria importante definir causales y
condiciones para que los redespachos resulten validos a efectos de reprogramar
transacciones internacionales. De no ser esto posible, la solucion implementada por la
Decisién CAN 757 seria la adecuada, aun teniendo en cuenta que se reduce la eficiencia
tedrica.

2.3.2. Sostenibilidad

a. Del desarrollo de los enlaces internacionales bajo el esquema TIE

En la regulacion de los enlaces internacionales en el marco de la Decisiones CAN 536,720 y
757 convergen tres aspectos de la regulacion de los mercados eléctricos mayoristas de
cada pais:

+ La regulacion del transporte, en la medida que un enlace internacional se materializa
a través de inversiones en nuevas lineas de transporte;

¢ Laregulacion de la oferta, en la medida que un enlace, cuando se utiliza en sentido
importador, debe ser tratado en forma similar a la oferta doméstica;

s La regulacién de la demanda, en la medida que un enlace, cuando se utiliza en
sentido exportador, debe ser tratado en forma similar a la demanda doméstica.

La reguiacién implementada en Colombia para TIEs presenta caracteristicas particulares que
ponen de manifiesto algunas particularidades en los puntos donde los fres aspectos
mencionados toman contacto:

¢« Lareguiacidn del transporte doméstica considera a esta actividad como monopédlica,
fanto en lo referente a su expansion como en la operacién y el mantenimiento. En
este contexto las expansiones surgen de un procesc de planeacion que identifica las
inversiones requeridas de acuerdo al criterio de optimalidad planteado. La demanda
remunera ia totalidad de las inversiones que surjan de este proceso.

s+ Por su parte, la reguiacion de [a generacion (oferta) se basa en el concepto de que
hay competencia por su desarrolio. Para ello los inversores compiten en un mercado
libre para vender su produccion bajo ciertas reglas, y también compiten para la
obtencion de la remuneracién por capacidad (confiabilidad) que mitiga los riesgos
asociados al recupero de la inversidn.
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s A los enlaces internacionales clasificados como de Uso Comiin se les aplica la
‘ misma regulaciéon que al transporte nacional, por lo que puede interpretarse que el
criteric adoptado es una extensién de la regulacion existente a este tipo de

instalaciones.

¢ A los enlaces internacionales clasificados como Activos de Conexién también se les
aplica formalmente la regulacion nacional vigente para este tipo de conexiones.

Sin embargo existen diferencias practicas que determinan diferencias sustanciales
en lo referente a asignhacion de riesgos:

« En el caso de activos de conexion que requeridos por la generacion, en
general las inversiones en este tipo de instalaciones representan valores
relativamente menores a los requeridos para desarrollar el proyecto de
generacién en si mismo, por lo que en principio podrian recuperarse con
utilidad marginal. Y si fueran mas relevantes, siempre existe la posibilidad de
que el generador compita por la remuneracion de capacidad (confiabilidad)
incluyendo dentro de sus costos fijos a los costos de conexidn.

¢ En el caso de instalaciones nacionales de conexién requeridas por la
demanda, o bien las mismas se reconocen como costos regulados en el caso
de clientes regulados (o de clientes libres cuando éstos usan redes de un
operador de red que requiere conexion al STN o a otro STR). En el caso de
conexiones requeridas por clientes libres en forma directa, las mismas son
afrontadas por éste como parte de su costo de abastecimiento. Si bien en los
casos en los que hay reconocimiento regulado de los mismos éstos se
variabilizan, los mismos se aplican a una demanda relativamente inelastica al
precio de la energia, de modo tal que el producto demanda por cargo
variable de conexién garantiza con bajo riesgo el cubrimiento de la

' remuneracion.

s En el caso de interconexiones internacionales clasificadas como activos de
conexion, la aplicacion del mismo criterio formal que en el caso de
conexiones domésticas implica, en ia practica, que es el costo total de la
inversion requerida el que se variabiliza. Y éste a su vez es aplicado a la
energia comercializada por el enlace, que es la que debe afrontar en forma
exclusiva el costo de la conexion. Esta energia, a diferencia de la demanda
domeéstica, es elastica al precio dado que depende del despacho coordinado
entre los paises. En la medida que el costo de la inversion se variabiliza y se
incluye ademas en los precios de oferta, el despacho puede a su vez resultar
distorsionado {como se ha descrito en la seccién de precios de oferta).

s En el caso de que el enlace clasificado como activo de conexién resuite
mayormente importador, a diferencia de un generador local, éste no tiene la
posibilidad de competir por el cargo por confiabilidad para cubrir el recupero
de sus inversiones con un menor riesgo. Si bien el no pago del Valor a
Recaudar por parte del importador implica que el mismo recibe una
componente de confiabilidad implicita en el precio de bolsa, la misma es de
naturaleza variable por ser los ingresos asociados proporcionales a la
energia importada. En consecuencia una inversién en un enlace importador
tiene como Unica opcidn para mitigar el riesgo de recupero de la inversion
asociados obtener ingresos estables mediante contratos financieros con la
demanda local, lo que lo pone en desigualdad de competencia frente a un
enlace clasificado como activo de uso y frente al generador local por los
motivos expuestos.
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e En el caso en que no se remunere a la importacidn el Cargo por
Confiabilidad el efecto anterior se intensifica.

En sintesis:

e Un enlace del tipo Activo de Uso tiene garantizado el recuperc de su inversién
mediante mecanismos regulados, por lo que es sostenible por su propia definicién.

¢ Un enlace del tipo Activo de Conexién no tiene mecanismos regulados para mitigar
riesgos en el recupero de costos de inversion si es importador, como si tiene un
generador, ni tiene garantizado el recupero de los costos si es exportador, como si
los tienen los activos de conexion que abastecen la demanda local, dado que estos
tltimos tienen certeza sobre el volumen de demanda que cubrira esos costos aunque
los mismos se variabilicen.

+ En consecuencia, el desarrollo de interconexiones, con el esquema TIE vigente, sblo
resulta sostenible cuando las mismas son decididas por el proceso de planeacion de
la transmision.

b. Del desarrolio de los enlaces internacionales bajo el esquema Colombia - Panama

El Memorando de Entendimiento firmado por Colombia y Panama en Cartagena, el
28/4/2003, establece que ambos paises acordaron promover las acciones necesarias para
determinar la viabilidad de la integracion energética y formalizar los grupos de trabajo
necesarios para desarroilar el objetivo previsto.

Respecto de las pautas regulatorias establecidas, se destaca el hecho de que Ila
disponibilidad de recursos para pagar el desarrollo de la interconexién provendra
necesariamente de la congestion, a través de la valorizacion de la renta asociada que los
ganadores de las subastas de derechos financieros realicen.

Este hecho implica, necesariamente, que la interconexion debera operar con un nivel de
congestion suficiente que garantice el pago de la linea para que sea factible.

Por lo tanto, es esperable que el desarrollo previsto para las mismas no sea suficiente para
alcanzar la integracion econémica de los mercados, cuyo beneficio asociado puede ser
mayor al costo de la infraestructura de interconexién, pero que no podria ser capturado
integraimente por afectar la factibilidad del desarroifo de la interconexién basada en
percepcion de las rentas de congestion. Esta apreciacion se torna més relevante al tener en
cuenta que las expansiones de capacidad de interconexion entre Colombia y Panama se
caracterizan por médulos de escala significativa, en particular para el tamafio del mercado
eléctrico panamefio, dadas las opciones tecnologicas disponibles para las distancias a
cubrir. Por lo tanto, no es posible ajustar el moédulo de la interconexidn al maximo que
garantice un minimo diferencial de precio que permita viabilizar la misma, por lo que se
deberia esperar un nivel de congestion mayor al equilibrio econémico financiero teérico en el
marco regulatorio definido, con la siguiente afectacién de la sustentabilidad del desarrolio
futuro de capacidad de interconexién adicional con vistas a la integracién plena de los
mercados.

c. Del Sostenibilidad del Fondo de Energia Social (FOES)

La existencia del Fondo de Energia Social (FOES) depende de la existencia de rentas de
congestién en los enlaces internacionales. Si no se producen rentas de congestion, el fondo
no cuenta con recursos aiternativos, y se produce su expiracion.

Es de destacar en este punto que, de cumplirse los objetivos de integracién fisica previstos
por el Acuerdo de Cartagena entre los paises de la CAN, es esperable que ias rentas de
conhgestion se reduzcan. En un escenario de integracién piena de los mercados las mismas
deberian resultar practicamente inexistentes.
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Es por ello que en la medida que el propio esquema de TIEs sea sostenible y dinamico, el
esquema adoptado para el FOES no es sostenible, dado que tenderia a desaparecer su
sustento financiero, que son las rentas de congestién.

Se deja aclarado que la implementacion del FOES, su funcionamiento y financiamiento son
figuras de origen legal que estan fuera del &mbito de decision del regulador.

2.3.3. Equidad

En el caso de las TIEs se observa una tendencia creciente en la equidad referente a la
asighacion de las rentas de congestion, aunque no necesariamente tal asighacién sea
eficiente (proporcional al pago de los costos de la interconexién).

La situacién de racionamiento en el pais exportador determina un tratamiento no equitativo
de la demanda de exportacién respecto de ia demanda nacional, que se traduce en que la
exportacién mediante TIEs no es firme. En este sentido la decision adoptada por Ecuador en
2008 de no remunerar potencia a la exportaciéon desde Colombia resulta consistente, pues
en definitiva el pago por potencia, asi como €l pago por confiabilidad en Colombia, se asocia
con una contraprestacion consistente en la entrega de potencia o energia firme segun el
caso, en condiciones criticas de abastecimiento del sistema.

Contarariamente, el fratamiento dado a los intercambios con Panama tratan con equidad a
la demanda de exportacién, asimilando su firmeza de abastecimiento a las de la demanda
nacional.

Es de destacar que el no pago de potencia, o cargo por confiabilidad, a las importaciones en
el esquema TIE, si bien es consistente con la contraprestacion esperada, acentua al caracter
de corto plaze de las TIE, privilegiando el uso estratégico de recursos por sobre su uso
eficiente, al que se propenderia con un mayor nivel de integracién.

En el esquema TIE la equidad también se ve afectada por la forma en que se implement6 la
discriminacién de precios, en el sentido que solo afecta a ia oferta cuando el pais esta en
condicién exportadora, no eliminando de la formacién de precio doméstica la importacién a
través de una TIE programada.

3. IMPACTO EX POST DEL MARCO REGULATORIO

3.1. Desarrollo de fas interconexiones
3.1.1. Esquema TIEs

En el contexto de las sefiales econdmicas y de riesgos resultante de ia normativa descrita
en las secciones anteriores, es esperable que se desarrollen nuevos enlaces bajo el
esquema de Activos de Uso, pero resulta dudoso que se desarrolien bajo el esquema de
Activos de Conexién debido a los elevados riesgos que éste enfrenta para recuperar la
inversién, que son mayores que los que enfrentan sus competidores en el mercado
doméstico, tanto generadores como demanda. ‘

Hasta la entrada en vigencia de la regulacién adaptada a la decisién en CAN en febrero de
2003, con la aprobacion de la Resolucién CREG 004 de 2003, los enlaces internacionales se
habian desarrollado con los anteriores marcos regulatorios, todos elios como inversiones
decididas por el Estado.
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Las principales interconexiones desarroliadas hasta la actualidad son las siguientes:

Tabla 30 — Desarrollo histérico de enlaces internacionales en Colombia
Puesta en
$BIVICio

Longitud en

Tension Colombia

Capacidad

Interconexiones habilitadas con anterioridad al periodo de andlisis

Venezuela Zulia~LaFria 115kV 1969 36 MW 25km
Venezuela Cuestecitas ~Cuafricentenario 230 kY 1992 150 MW 42 km
Venezuela San Mateo ~ El Corozo 230 kV 1986 150 MW 9.2km
Ecuador Panamericana - Tulcan 138 kV 1908 3BMW 155km
Ecuador Jamondino - Pomasqui 230 kV 2003 250 MW 75km

{circuitos 1y 2))

Interconexiones habilitadas durante el periodo de anélisis {2008-2010)

" Jamondino- Pomasqui : Ao

De estas lineas solamente dos interconectan en paralelo los sistemas nacionales de los
paises interconectados: Cuestecitas-Cuatricentenarioc {(con Venezueia) y Jamondino-
Pomasqui (con Ecuador). Las restantes alimentan en operaciéon normal cargas en forma
radial en zonas cercanas a la frontera.

De los dos enlaces que vinculan sistemas, solamente la linea Jamondino — Pomasqui fueron
desarrollados bajo el esquema TIE, puesto que Venezuela no ha armonizado la regulacion
de su sector eléctrico en los términos de la Decision CAN 536 y posteriores (720/757). El
enlace en 138 kV con Ecuador fambién fue encuadrado en el esquema TIE. Los enlaces con
Ecuador en 138 kV y circuitos 1 y 2 en 2030 kV han sido, a su vez, asimilados a activos de
uso comun. Los circuitos 3 y 4 habilitados en 2008 ya fueron desarrollados, en Colombia,
como de uso comun.

Tal como se prevé en el analisis, el desarrollo de TIEs se va dando en Colombia dentro de la
figura de activos de uso comun.

3.1.2. Interconexién Colombia - Panama

La interconexién esta en fase de desarrollo dentro del esquema previsto, en una primera
fase de 300 MW. En una primera aproximacion, este nivel de interconexién, si bien puede
tener algtn impacto en los precios de Panamd, se estima que mantendra un diferencial de
precios entre ambos mercados significativo.

En cualquier caso, el estado de avance del proyecto de interconexién con Panama indica
que es muy prematuro elaborar conclusiones sobre su dinamica.

3.2. Uso de las interconexiones

En la medida que, adicionalmente a las interconexiones con Venezuela, sélo se encuentran
en operacién las interconexiones con Ecuador, Unicas bajo el esquema TiEs, se evalud el
uso de estas ultimas en el periodo analizado.

La Figura 24 muestra el factor de uso promedio del total de la capacidad de interconexion
existente con Ecuador en el periodo 2008-2010
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Figura 24 — Utilizacién (%) del enlace en 230 kV entre Colombia y Ecuador — 2008-2010
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Se observa un factor de carga en sentido exportador (Colombia hacia Ecuador) de 26.55%,
y un factor de carga en sentido importador (Ecuador hacia Colombia) de tan solo 0.85%.

Respecto de la exportacion se observa el efecto Nifio 2009-2010, con reducciones
significativas entre diciembre de 2009 y junio 2010. Pero adicionalmente se observa un muy
bajo nivel de exportacion entre febrero y julio de 2008. Estos valores contrastan fuertemente
con los registrados en el periodo 2004-2006, en el cual la exportacion tuvo un factor de
carga de casi el 80%.

La siguiente figura muestra los precios de oferta de Colombia para las interconexiones con
Ecuador. En el caso del precio de oferta de exportacién, el mismo se calculé como el
promedio ponderado horario del precio ofrecido en cada segmento por la cantidad (MW) del
segmento. Como referencia, se incluyd también el precio de bolsa.
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Figura 25 — Precios de oferta de Colombia (en US$/MWh) para exportacion e importacién,
periodo 2008-2010
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Se observan:

¢ Precios de importacién cercanos a cero entre fines de junio 2008 y principios de
septiembre del mismo afio producto de la vigencia de la Resolucién CREG 069 2008,
adoptada en virtud de la variabilizacién ex post informada por Ecuador. En
consecuencia, el efecto practico de la Resolucion CREG 069 de2008 fue la de un
virtual bloqueo a las importaciones desde Ecuador

o Como resulta de aplicar la regulacién, en el resto del periodo, el precio de oferta de
importacion se alinea con el precio de bolsa.

o Los precios de oferta de exportacion reflejan la escasez de oferta del Nifio 2009-
2010, particularmente sobre la interconexion en 230 kV debido a su mayor
capacidad, y por lo tanto, requerimiento de oferta de mayor precio, particularmente
en sus ultimos segmentos, para poder exportar.

3.3. Conclusiones
En lo referente a la dindmica presentada por las interconexiones se concluye que:

+ El desarrollo de nuevos enlaces se esta dando en el marco de lo establecido en la
planeacién de la transmision (activos de uso comun), toda vez que este esquema
presenta riesgos significativamente menores para este tipo de inversion
(interconexiones con Ecuador).

s No se han desarrollado enlaces del tipo Activo de Conexién, ni se tienen certezas
sobre proyectos de esta naturaleza.
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¢« El uso de los enlaces realizados, en particular Colombia — Ecuador 230 kV, ha
resultado bajo comparado a afios anteriores (27% vs niveles cercanos a 80%
registrados en afios anteriores).

+ El estado de avance del proyecto de interconexién con Panama indica que es muy
prematuro elaborar conclusiones sobre su dinamica.

¢ Interferencia de decisiones regulatorias (promovidas en este casc por acciones
adoptadas por Ecuador) en las ofertas.
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