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RESUMEN EJECUTIVO  

Los precios de la electricidad en Colombia han experimentado alzas recientes en 

términos reales tanto para los usuarios regulados como para los no-regulados del 

sector industrial. En la explicación de esos incrementos concurren factores reales 

(hidrología, precio del gas, estrechamiento del margen entre oferta y demanda, 

etc); imperfecciones de mercado (integración vertical, modalidades de 

contratación, etc.); cambios regulatorios (modificación de la fórmula tarifaria, 

nuevas cargos en distribución y transmisión, etc.) y situaciones externas al sector 

como los atentados a la red de transmisión, que elevan puntualmente las 

restricciones, y la revaluación de la tasa de cambio, que elevó aún más el precio 

de la electricidad expresado en dólares.  

 

En las comparaciones de los precios vigentes en Colombia en 2012 con referentes 

internacionales, muy complejas, se registran diferencias, más importantes para 

los consumidores regulados que para los no-regulados, en cuya explicación 

concurren igualmente múltiples factores. En el caso del sector industrial esas 

diferencias, con un par de excepciones, no son muy grandes. No obstante, las 

industrias que utilizan electricidad en forma intensiva podrían tener dificultades 

para competir con el Perú y con varios estados de los Estados Unidos.  

 

Una intervención radical – el control directo de los precios - para eliminar esas 

diferencias no es deseable por tres razones básicas, a saber: 

 

 Gran parte de las diferencias se explican por razones ajenas a la 

arquitectura del mercado o al marco regulatorio; o están fuera del control 

del sector eléctrico: disponibilidad de combustibles, precio relativo del 

capital, economías de escala, revaluación de la tasa de cambio, etc.  

 

 La experiencia reciente – en especial el caso de Brasil - señala que este tipo 

de intervenciones pueden llegar a tener costos sustanciales en términos de 

reputación, confianza inversionista, solidez institucional, etc. 

 

 Porque pueden encararse – como se propone en este documento – con un 

conjunto de medidas que - sin violentar la institucionalidad, sino 

fortaleciéndola- deben contribuir a un desempeño más eficiente de los 



 
 

elementos de la cadena y, eventualmente, a disminuir y/o ciertamente a 

amortiguar posibles alzas futuras en el costo del servicio. 

 

Este documento presenta una síntesis de los principales hallazgos del estudio 

que fundamentan las recomendaciones que más adelante se formulan. Dichas 

recomendaciones buscan profundizar los mercados, no suprimirlos; hacer más 

exigente la regulación, no eliminarla. Aunque reconocemos desde ahora que el 

efecto inmediato sobre los precios de las recomendaciones propuestas es 

limitado, estamos convencidos de que su aplicación debe conducir a precios que, 

sin ser necesariamente los más bajos del continente, reflejen de forma más 

adecuada que en la actualidad los costos reales de provisión del servicio de 

electricidad.   

 

1 COMPORTAMIENTO DE LAS TARIFAS Y COMPARACIONES 

1.1 Los hechos  

En los últimos años el índice de precios de la electricidad calculado por el DANE 

se ha incrementado por encima del índice de precios al consumidor. Entre 2008 y 

2012 el índice de precios de la electricidad aumentó 35% y el índice de precios al 

consumidor 14%.  

 

Entre 2008 y 2012 el costo unitario (CU) promedio ponderado de los 4 mercados 

principales de Colombia – los de Bogotá, Medellín, Cali y Costa Atlántica - se 

incrementó en 23%. El componente de generación aumentó en 35%; el de 

distribución en 14%; el de pérdidas, 26%; restricciones, 75% y comercialización, 

15%. El costo de transmisión se mantuvo relativamente constante. Entre 2008 y 

2012 el precio promedio de generación-comercialización en el mercado no-

regulado aumentó 36%, en términos corrientes; 30% en términos reales, si se 

deflacta por el IPP; 21% en términos reales cuando se deflacta por el IPC.  

 

Como consecuencia de la revaluación del peso, entre 2008 y 2012, el CU, 

expresado en dólares, se incrementó 39% y el precio promedio de generación-

comercialización en el mercado no-regulado, también expresado en dólares, se 

incrementó 47%. El mayor impacto de la revaluación del peso se produjo entre 

2009 y 2010 período en el cual el CU y el precio de generación - comercialización 

crecieron, respectivamente, 7,3% y 5,6%, en pesos, y 22,1% y 18%, en dólares.   



 
 

 

Tabla 1-1. Costo Unitario Regulado ($/KWh). 4 empresas grandes 2008 - 2012 

 
 

En el entregable 3 se hizo la selección de los países con los cuales se comparan las 

tarifas residenciales e industrials de Colombia. De acuerdo con los términos de 

referencia se seleccionaron 5 países de economías desarrolladas – Dinamarca, 

Noruega, Suecia, Finlandia y Estados Unidos– y 3 de economías emergentes: 

Brasil, Chile y Perú.  En el entregable 4 se presentan las comparaciones 

detalladas con estos países. Aca, además de los mencionados, se incluyen dentro 

de la comparación la totalidad de los países de la OCDE por considerar que esta 

visión más amplia permite entender mejor el lugar de los precios de la 

electricidad de Colombia en el contexto internacional. 

 

Las Figura 1-1 y Figura 1-2 muestran las tarifas industriales y residenciales de 

Colombia comparadas con las de los países miembros de la OCDE y con las de 

Perú, Brasil y Chile. En 2012, expresadas en dólares corrientes, las tarifas 

industriales de Colombia, fueron superiores a las de todos los países de la 

muestra seleccionada para la comparación (Estados Unidos, Perú, Brasil, Suecia y 

Dinamarca), con excepción de Chile y Noruega. En ese mismo año la tarifa 

residencial promedio, resultó superior a las tarifas residenciales de todos los 

países de la comparación. Dentro del conjunto de países dela OCDE y de los 

principales países de América Latina, las tarifas industriales y residenciales de 

Colombia se encuentran hacia 

Componentes 2008 2009 2010 2011 2012

CU  con ADD 281 322 333 332 353

CU sin ADD 277 319 326 322 340

Generación 98 124 129 124 132

Transmisión 22 23 22 21 21

Pérdidas Reconocidas 20 25 26 24 25

Distribución sin ADD 100 108 107 109 114

Distribución con ADD 103 111 115 120 127

Comercialización 30 33 32 31 34

Rrestricciones 8 5 9 12 13

Impuestos sobre G 6 7 7 8 8

Impuestos sobre T 2 2 2 2 2

Total impuestos 8 10 9 10 10

Fuente: Cálculos ASOCODIS - 4 empresas: EPM, CODENSA, EMCALI, ELECTRICARIBE

Costo Unitario Regulado ($/kWh)

Promedio ponderado anual - 4 empresas grandes. Pesos constantes 2012



 
 

 

 

 
Figura 1-1. Tarifas industriales 2012 - Países seleccionados 

Fuente: * ANEEL, **Distribución de la demanda no regulada por nivel de tensión, agregado 2003-

2012. Estimado por ANDI a partir de información disponible en XM, + Tomado de Eurostat. 

Resto de países es tomado de eia en informe OCDE. 

 



 
 

 
Figura 1-2. Tarifas residenciales 2012 - Países seleccionados 

Fuente: * ANEEL, ** Asocodis y Acolgen, *** Osinergmin, **** La tarifa presentada incluye el 

Public Servece Obligation (PSO), ***** La tarifa presentada no incluye el impuesto de $USc, + 

Tomado de Eurostat. Resto de países es tomado de EIA en informe OCDE. 



 
 

La desagregación por componentes de la tarifa industrial empleada en Colombia 

no es fácilmente replicable en otros países. En la tarifa industrial el componente 

de generación es semejante al de Perú, Finlandia y Suecia; superior al de 

Dinamarca y Noruega. En el agregado de los componentes diferentes a la 

generación –trasmisión, distribución y otros – la tarifa industrial colombiana del 

nivel 4 resulta superior a las de Perú y Finlandia e inferior a las de Noruega, 

Dinamarca y Suecia.  

 

Tabla 1-2. Tarifas industriales 2012 - Países seleccionados 

 

La componente de generación del CU es inferior a la de Brasil, Perú, Suecia y 

Finlandia; igual a la de Dinamarca y superior a la de Estados Unidos y Noruega. 

La suma de los demás componentes – transmisión, distribución y otros – del CU 

de Colombia es superior a la de todos los países de la comparación.  

 

Tabla 1-3. Tarifas residenciales 2012 - Países seleccionados 

 

País Generación Transmisión Distribución Otros Impuestos CU sin impuestos CU con impuestos

Colombia - nivel 1 9,2 1,2 6,3 2,1 0,6 18,3 18,9

Colombia - nivel 2 6,9 1,2 4,0 1,2 0,6 12,7 13,3

Colombia - nivel 3 6,9 1,2 2,3 1,1 0,6 11,0 11,5

Colombia - nivel 4 6,9 1,2 1,0 0,9 0,6 9,4 10,0

Colombia - STN 6,9 1,2 0,9 0,6 8,4 9,0

Perú 6,9 0,6 8,0 8,0

Chile 12,7 12,7

Brasil 0,2 8,7 9,17 17,8

Finlandia 6,3 0,9 8,6 9,5

Dinamarca 4,9 1,8 10,9 12,7

Noruega 4,5 1,9 9,1 11,0

Suecia 6,2 0,1 9,9 10,0

Estados Unidos 6,7 6,7

Texas 5,7 5,7

Maryland 7,2 7,2

New Jersey 10,5 10,5

Pensilvania 8,1 8,1

Ohio 6,2 6,2

2,3

6,0

4,6

3,7

Fuente: Cálculos propios con base en fuentes citadas

Tarifas industriales 2012 - Países seleccionados (Cents US$/KWh) 

1,1

7,8 4,9

9,0

Generación TransmisiónDistribución Otros Impuestos CU con impuestos CU Sin impuestos T.C Nominal

Colombia 7,3 1,2 6,3 4,1 0,6 18,9 18,3 1798,23

Brasil 9,0 0,8 7,0 6,9 23,7 16,8 1,953

Perú* 7,4 2,5 4,8 14,6 14,6 2,638

USA 5,5 1,1 3,1 9,6 1

Chile - SING 17,7 17,7 475,36

Chile - SIC 16,2 16,2 475,36

Dinamarca** 6,8 21,6 38,3 16,7 1,285

Noruega 5,7 6,6 22,9 16,3 1,285

Suecia 7,7 9,5 26,7 17,2 1,285

Finlandia 7,8 5,9 20,0 14,1 1,285

5,8 10,4

10,7

Tarifas residenciales 2012 - Países seleccionados. Cents US$/KWh

Fuente: Cálculos propios con base a fuentes citadas

6,3

9,5

7,3 10,4

9,9



 
 

1.2 Explicaciones sobre las diferencias de precios internacionales 

Los precios de la electricidad dependen de un gran número de variables. Aún en 

Europa - donde se registran grandes avances en la conformación de un mercado 

único de electricidad y donde las transacciones internacionales alcanzan altos 

volúmenes – existen importantes diferencias en los precios de la electricidad 

vigentes en los distintos países. También entre los estados de los Estados Unidos 

se presentan diferencias de precios a pesar del alto volumen de transacciones 

interestatales. 

 

En un ejercicio econométrico, presentado en el entregable 4, que incluyo 38 

países e información de ocho años, se encontró que la participación de las fuentes 

hidroeléctricas en el total de energía producida no parece tener un efecto 

estadísticamente significativo sobre el precio de la electricidad. Adicionalmente, 

se encontró que consumo per cápita de electricidad y el costo de capital tienen 

mucha importancia en la explicación de las diferencias de precios.  

 

Se reproduce a continuación la tabla de resultados.  

 

Tabla 1-4. Estimación por panel del precio de la electricidad industrial, 2004-

2011 

  (1) (2) 

Precio de la electricidad –industria Coef.   Coef.   

Participación term-gas matriz 

energética 0.0172 *** 0.0141 *** 

Participación hidro matriz energética 0.0054   0.0063 

 Log. Producción de electricidad -0.1511   -0.0955 

 Log. Consumo per capita de 

electricidad -0.9397 * -1.4684 *** 

Log. PIB per capita PPP 2.2038 *** 2.3110 *** 

Tasa bonos 10 años 0.0252 ** 0.0136 

 Importaciones de energía 0.0020 ** 0.0019 ** 

Perdidas en T y D (% de Prod. 

Energía) ---   -0.0716 *** 

Constante -6.3725   -3.6027   

Fuente: Cálculos de los autores con base a datos del BM. Nota: *** significativo al 99%, ** 

significativo al 95%, *significativo al 90% 



 
 

La enseñanza de este ejercicio es sencilla: las comparaciones internacionales de 

precios de electricidad tienen un valor meramente indicativo y no pueden 

extraerse de ellas conclusiones tajantes sobre el carácter más o menos eficiente de 

los precios o sobre la idoneidad de los arreglos institucionales del sector eléctrico 

adoptados por los diferentes países. Modelos monopolísticos o casi 

monopolísticos como los de Francia y Quebec arrojan precios relativamente 

bajos; son también estos los casos, aunque por razones diferentes, de México y 

Corea.   

1.3 Explicaciones sobre las diferencias de precios. Los fundamentales del 

mercado 

Diversas son las causas a las que se les puede atribuir el incremento real en los 

precios de la electricidad en Colombia en los últimos años. Debe mencionarse, en 

primer lugar, el estrechamiento del margen del sistema medido en términos de 

energía firme. Se reproduce la figura que ilustra esa situación.  

 

 
Figura 1-31. Margen, energía firme 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en XM 

                                                           
1 Factores de disponibilidad considerados: hidráulicas 0.436 / térmicas 0.862, según XM (2012).  



 
 

Está en segundo lugar el problema del des-abastecimiento de gas natural que ha 

llevado a que una porción significativa de la generación térmica respalde sus 

obligaciones de energía firme con combustibles líquidos. Esto pudo haber 

incidido en la formación de precios en el mercado de contratos de largo plazo 

por la expectativa de una eventual exposición a un precio de bolsa elevado. La 

creación de un ingreso regulado por el uso del gas natural importado para la 

generación de seguridad, dispuesta en la resolución 062 de 2013, puede 

contribuir a aliviar esta situación en el mediano plazo.  

 

En tercer lugar está la hidrología. Un ejercicio econométrico calculado con datos 

para Colombia mostró cómo el precio de los contratos de largo plazo responde 

claramente a la situación hidrológica. La Figura 3-2 compara las curvas de oferta 

de un mes particularmente lluvioso (noviembre de 2011) y un mes 

particularmente seco (marzo de 2010). 

 

 

 
Figura 1-4. Curva de oferta 

Fuente: Cálculo de los autores, a partir de datos disponibles en XM 

2 ANÁLISIS DEL MERCADO Y LA REGULACIÓN  

2.1 Actividades en competencia  

2.1.1 El mercado de energía mayorista 
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La generación y la comercialización parcialmente están bajo un régimen de libre 

competencia. La transmisión y la distribución son reguladas como monopolios. 

Los generadores, los comercializadores y los grandes consumidores son los 

agentes participantes en el Mercado de Energía Mayorista (MEM). Éste tiene dos 

componentes: el mercado de corto plazo o bolsa de energía, reservado a 

generadores y comercializadores, y el mercado de largo plazo de contratos 

bilaterales en el que participan todos los agentes mencionados. Éstos son 

contratos puramente financiaros o de cobertura, es decir, que no inciden en la 

operación comercial de la bolsa ni determinan el despacho efectivo de la carga. 

 

Aunque deben introducirse mejoras al funcionamiento de la bolsa no es allí 

donde está el almendrón; el mercado de contratos es el problema crucial del 

sector eléctrico colombiano y sólo su puesta a punto sentará las bases de una 

mejora visible en la eficiencia del sistema. Los análisis adelantados en el curso de 

esta consultoría permitieron llegar a las siguientes conclusiones sobre el 

funcionamiento de dicho mercado: 

 

 Una fuerte concentración del lado de la oferta cuyo efecto sobre la 

formación de los precios es más significativa cuando se presenta, como en 

la actualidad, un mercado de vendedores por la disminución de la energía 

firme disponible.  

 Períodos de contratación cortos, aunque al parecer no tanto como se 

considera usualmente, contratación en masa – en los últimos meses del 

año – con poca antelación a las fechas de inicio. Esto hace que los precios 

de los contratos sean muy sensibles a los precios de bolsa en horizontes 

cortos.  

 Falta de estandarización que impide el surgimiento de un mercado 

secundario. 

 Un procedimiento de contratación de la energía para el mercado regulado 

claramente inadecuado para un mercado donde la oferta está concentrada 

y donde hay un alto grado de integración vertical, directa o indirecta. 

En general, las posibilidades de ―pass-through‖ implícitas en la resolución 119 y 

un sistema de contratación para el mercado regulado profundamente defectuoso, 

favorece la posibilidad de que los agentes ejerzan su racionalidad básica en un 

un mercado de contratos imperfecto y vulnerable al ejercicio de poder de 

mercado derivado de la concentración de la oferta y de la integración vertical.  



 
 

Las imperfecciones del mercado spot – agentes pivotales, agentes multiplantas 

con varias tecnologías y restricciones de red - agravan el problema. 

 

Existen ciertos problemas, señalados también por otros expertos, cuya solución 

puede hacer más eficiente la formación de precios en el corto plazo como son la 

eliminación del engorroso procedimiento para incorporar los costos de arranque 

y parada, adoptados en agosto de 2009;  permitir más flexibilidad en las ofertas 

que en la actualidad solo permiten un precio para todo el día;  revisar el AGC; 

permitir instancias adicionales de liquidación en el mercado de corto plazo y 

establecer el sistema de costos marginales nodales que eliminen las restricciones. 

 

2.1.2 Cargo de Confiabilidad 

 

La necesidad de complementar el mercado de solo energía con otros elementos 

para asegurar la inversión ha sido tal vez el problema más debatido en la 

literatura del ramo en los últimos tiempos. Esta surge de la inelasticidad de la 

curva de demanda en el corto plazo debido a la dificultad de una participación 

adecuada de la demanda y a la falta de confianza de los gobiernos de dejar a los 

precios la tarea de las decisiones sobre racionar o no racionar.  

 

Mucho se ha discutido sobre las ventajas y/o desventajas del CCo colombiano. 

Este buscaba cumplir con tres objetivos: incentivar la inversión, controlar poder 

de mercado y asegurar la disponibilidad de las OEF cuando se requieran. El 

objetivo de promover la inversión, asegurado por la subasta con anticipación y la 

asignación por 20 años, se ha cumplido aunque existen dudas sobre la mezcla 

correcta de energía primaria; el control del poder de mercado es limitado, a 

precios por encima del Precio de Escasez; y el incentivo para estar disponible lo 

puso en duda el mismo gobierno cuando decretó la intervención del mercado en 

2009 por medio de un procedimiento que reproducía los mínimos operativos. 

Con posterioridad la CREG formalizó los procedimientos de emergencia para 

hacerlos permanentes y presentó para consulta la Resolución 150 de 2012, por la 

cual se establece el Estatuto para Situaciones de Riesgo de Desabastecimiento en 

el Mercado Mayorista de Energía como parte del Reglamento de Operación.‖. 

Esta propuesta ha recibido numerosas críticas y observaciones por parte de los 

participantes en el mercado por ser un ejemplo del tipo de estilo regulatorio 

pesado que ha caracterizado a la CREG.  

 



 
 

Sobre el tema hay un punto que requiere especial discusión y es la idea según la 

cual un mecanismo expedito para reducir el precio de la energía sería la 

supresión del cargo por confiabilidad para las plantas existentes y dejarlo 

exclusivamente para las nuevas inversiones en capacidad. 

 

En primer lugar, el cargo por confiabilidad no es, como parecen pensar algunos 

un ―pass-through‖ que se adiciona al precio de la energía y que al eliminarse este 

se reduzca automáticamente en cierta cuantía. El precio de la energía se forma en 

los mercados de corto y largo plazo en función de un conjunto complejo de 

determinantes entre los cuales está, por supuesto, la consideración del cargo por 

confiabilidad. No es evidente en forma alguna que la supresión del cargo para las 

plantas existentes lleve a una reducción automática del precio de la energía en la 

bolsa o en el mercado de largo plazo. Adicionalmente, la existencia del cargo está 

incorporada en las proyecciones financieras de las empresas y seguramente 

muchas de ellas han tomado decisiones de inversión y, probablemente, 

adquirido compromisos financieros respaldados en ese ingreso. Por esa razón 

parece claro que la supresión del cargo no sería sin consecuencias sobre la 

situación de esas empresas y su valoración por el mercado y su calificación por 

las entidades crediticias. A nadie escapa que una decisión de esta naturaleza 

socavaría la confianza de los agentes y, muy seguramente, daría lugar procesos 

judiciales que en nada convienen al sector.  

 

 

2.1.3 Participación de la demanda 

 

En Colombia si bien la regulación no prohíbe de manera explícita el 

establecimiento de precios horarios o por franjas en los contratos de electricidad 

negociados, la realidad es que esta opción es de poco uso entre los agentes del 

sistema, de manera que, en términos prácticos, se carece de este mecanismo como 

alternativa para gestionar el precio de la electricidad y lograr participación de la 

demanda a través de él, por lo menos en los consumidores que cuenten con los 

medidores inteligentes. De manera semejante, los contratos de largo plazo no 

diferencian sus precios de acuerdo a invierno o verano. El mercado debe 

presentar algún tipo fallas que impiden que este esquema sea de mayor uso entre 

los agentes. La propuesta de diferenciar productos en el mercado organizado de 

contratos según hora del día combinada con la adopción de tarifas por hora del 



 
 

día  y adopción de medidores inteligentes podría contribuir a eliminar esta 

distorsión pero tomaría un buen tiempo para implantarse. 

 

Todos los analistas están de acuerdo en los beneficios potenciales de una 

demanda que responda al precio, cómo lograrlo es el desafío que enfrenta el 

mercado en el mediano o largo plazo. Para proceder en este sentido sería 

necesario coordinar un programa que permitiera recopilar las evaluaciones de la 

introducción de estos sistemas en otros países y las posibles modalidades que 

mejor se adapten a las condiciones colombianas.  

 

2.1.4 Poder de mercado y vigilancia de la competencia 

El mercado eléctrico Colombiano tiene una estructura oligopólica con índices de 

concentración elevados tanto en capacidad como en generación. En un análisis 

preparado especialmente para este trabajo por el Profesor Frank Wolak se rehizo, 

con información actualizada y corregida, un análisis de la capacidad y ejercicio 

de poder de mercado en la bolsa durante el periodo 2009 – 2012. Este detectó el 

ejercicio de poder de mercado en tres periodos: finales 2009- principios 2010, 

septiembre-octubre de 2011 y septiembre noviembre de 2011 resultados que 

coinciden con los publicados en distintos informes por el CSMEM.  Cabe anotar 

que si bien este último organismo concluye que algunos agentes tienen poder de 

mercado, también afirma que, en general, el precio de bolsa en el mediano y 

largo plazo responde al comportamiento de los fundamentales. 

Con respecto a la vigilancia de la competencia, en Colombia, se buscó 

inicialmente que el CSMEM, establecido desde 2006, fuera una entidad 

independiente similar a los monitores existentes en EEUU y Europa, pero se 

levantaron objeciones a la utilización de información de carácter confidencial por 

una organización que no fuera una entidad oficial. Lamentablemente su 

localización, como un apéndice de la SSPD, dificultó una función clave del 

monitor cual es - además de mantener informado a todos los participantes, 

actuales y eventuales, en el mercado- la de analizar la información y proponer 

remedios a cada una de las tres entidades con competencia para tomar las 

decisiones que permitan mejorar el diseño y desempeño del mercado: La CREG 

con la aprobación de las medidas, la SSPD con la sanción de incumplimientos de 

las reglas del mercado y a la SIC con los aspectos de poder dominante y 

escisiones. 



 
 

2.2 Actividades reguladas 

2.2.1 Regulación de la Transmisión 

 

Antes de entrar a los aspector regulatorios, es importante resaltar que el costo 

unitario de transmisión entre 2008 y 2012 se ha mantenido prácticamente 

inalterado en términos corrientes, alrededor de 19 $/KWh, lo que se ha traducido 

en una reducción cercana al 10% en términos reales.  

 

Para los activos construidos antes de la introducción de las convocatorias de la 

resolución 22 de 2001, la transmisión se remunera con la metodología del ingreso 

máximo. Para los activos construidos con posterioridad a la resolución 

mencionada, la remuneración es igual al ingreso esperado propuesto por la 

empresa ganadora de la convocatoria en cuestión.  

 

Los cargos unitarios resultantes de la aplicación del marco regulatorio para la 

transmisión se han reducido en términos reales como resultado de la 

disminución de hasta un 15% en los costos unitarios de la unidades constructivas 

entre 1999 y 2009. Sin embargo, los procesos de convocatoria de la resolución 22 

de 2001 han arrojado costos de inversión sustancialmente inferiores a los 

obtenidos aplicando la valoración de la unidades constructivas de la resolución 

11 de 20092. Otro problema que parece presentar el esquema de convocatorias es 

la escasa participación de oferentes nuevos.  

 

Por lo anterior, parece justificada la revisión de la metodología vigente en los 

términos planteados por la CREG en la resolución 42 de 2013.  La CREG plantea 

la necesidad de revisar la definición y valoración de las unidades constructivas; 

el reconocimiento de los gastos AOM; la remuneración de los activos no 

eléctricos; la tasa de descuento y la inclusión de un factor de productividad. La 

revisión de estos aspectos no supone ningún cambio en la metodología 

regulatoria vigente. 

 

2.2.2 Regulación de la distribución 

 

                                                           
2  Mercados Energéticos Consultores (2011). Estudio del impacto del marco regulatorio de 

energía eléctrica. Páginas 75 – 77.  



 
 

Entre 2008 y 2012 la participación de la distribución en el CU pasó de 36% a 34%. 

En el nivel 4 la distribución representa el 9% del precio final y en el nivel 3 cerca 

del 20%.  

Las variables claves en la regulación de la distribución son la base regulatoria de 

los activos eléctricos, la tasa de descuento para el cálculo de la anualidad y la 

vida útil. La definición de unidades constructivas típicas se torna más 

problemática a medida que se baja de nivel de tensión. No obstante, el problema 

fundamental con relación a la base regulatoria de los activos eléctricos tiene que 

ver con su valoración.  

 

La metodología de remuneración según el valor de reposición a nuevo asume 

que el activo está en óptimas condiciones razón por la cual las exigencias de 

calidad deben ser elevadas. Son estas exigencias de calidad las que - de ser bien 

controladas y en la medida en que den lugar a las compensaciones a los usuarios 

– incentivan a la inversión en reposición de los activos. Este es uno de los 

aspectos más discutidos en relación con esta metodología: su debilidad para 

garantizar la efectiva reposición de los activos.  

 

Recientemente la CREG, mediante la resolución 043 de 2013, puso a 

consideración de los agentes las bases para determinar la metodología de 

remuneración de la actividad de distribución para el siguiente período tarifario. 

Es importante destacar la inclusión como criterio para los estudios la obtención 

de tarifas competitivas. Se lee en la resolución 043: ―Se requieren tarifas 

competitivas a nivel internacional‖3. También se destaca el propósito de revisar 

las variables utilizadas en el cálculo del WACC ―comparándolas con las usadas 

internacionalmente‖4 . Se plantea la necesidad de introducir cargos horarios. 

Finalmente, la CREG anuncia la intensión de ―revisar la metodología de 

actualización de costos de la UC‖.5 También, como en transmisión, se plantea la 

posibilidad de considerar en la valoración de los activos, además de sus vidas 

útiles, el tiempo de utilización y las reposiciones realizadas. 

 

                                                           
3 CREG. Resolución 043 de 2013. Numeral 3, página 11.  

 
4 Ídem, página 16. En Chile la tasa de descuento usada para el cálculo del VAD es de 10% real 
entes de impuestos; en Perú 12% nominal antes de impuestos y en Brasil 9,95% después de 
impuestos.  
 
5 Ídem, pagina 15.  



 
 

La metodología de remuneración de la distribución es en si misma adecuada. Los 

problemas fundamentales radican en la valoración de los activos y en la 

definición de los parámetros del modelo para el cálculo de la tasa de descuento.  

Así, más que de metodología, el problema con la regulación tarifaria de los 

cargos de distribución es de consistencia regulatoria.  

 

2.2.3 La tasa de descuento 

 

El modelo empleado para la determinación de la tasa de descuento – WACC 

CAPM – es utilizado ampliamente en la regulación de las actividades de 

infraestructura dada la solidez de fundamentos conceptuales. La discusión tiene 

que ver con los parámetros y supuestos empleados para su estimación en un 

período de tiempo determinado.  

 

Las tasas de descuento empleadas para el cálculo de las anualidades en 

transmisión y distribución se redujeron en el último período tarifario. Los valores 

observados en otros países comparables en muchos aspectos como Brasil, Chile y 

Perú deben ser tenidos en cuenta. También es necesario considerar los cambios 

en situaciones de riesgo comercial y de riesgo país que se han presentado desde 

2008 hasta el presente.  

 

2.2.4 Comercialización 

 

La comercialización es un componente no despreciable del costo unitario: 11% en 

promedio. Se trata de un costo que depende el número de usuarios, no de los 

kilovatios vendidos. Por esa razón se facturaba como un cargo fijo hasta que la 

CREG decidió, hace varios años, transformarlo en un costo unitario por kilovatio.  

El costo base de comercialización - $/usuario - actualmente vigente fue 

establecido en la resolución 097 de 1999, con información de 1997, y desde 

entonces no se ha revisado.  En abril de 2012, la CREG hizo pública la resolución 

044 de 2012 por medio de la cual se establece la metodología para remunerar la 

comercialización a usuarios regulados. El crecimiento en el número de usuarios 

del sistema en los 15 años transcurridos desde la última actualización alientan el 

indicio de que el costo base de comercialización actualmente vigente puede estar 

sobre-remunerando esa actividad.  

 



 
 

2.2.5 Las Áreas de Distribución – ADD 

 

Las ADD fueron reglamentadas por el Decreto 388 de 2007. Se trata de unificar 

cargos tarifarios en mercados de diferentes costos. Para cada ADD se estable un 

cargo unificado que es el promedio ponderado de los cargos de los SDL que las 

integran. El efecto inmediato de las ADD es elevar los cargos en los SDL menos 

costosos y reducirlos en los más costosos. Los efectos inmediatos son un poco 

más sutiles aunque no es extremadamente difícil entenderlos. 

 

La unificación tarifaria aleja las tarifas de los costos reales de prestar el servicio, 

con lo que se generan subsidios cruzados entre regiones, sectores de consumo y 

categorías de usuarios. Adicionalmente, la unificación tarifaria disminuye las 

demandas de menor costo y eleva las más costosas llevando a un uso ineficiente 

de las redes; incentiva la autogeneración ineficiente; distorsiona las decisiones 

sobre el uso de sustitutos; fomenta la inversión en líneas dedicadas; propicia 

cambios ineficientes de nivel de tensión; distorsiona las decisiones de 

localización industrial e induce ineficiencia operativa en distribución y 

comercialización. 

 

2.2.6 Pérdidas  

 

En todos los sistemas eléctricos existe un nivel de pérdidas considerado como 

eficiente cuyo costo se traslada a los consumidores finales. El decreto 387 de 2007 

dio lugar a importantes cambios en la regulación de las pérdidas plasmados en 

las resoluciones 172, 173 y 174 de 2011. Los aspectos más relevantes son: 

asignación de las pérdidas a prorrata de las ventas de energía de los 

comercializadores de cada OR; asignación al OR de la responsabilidad integral 

de la gestión de las pérdidas del mercado de comercialización asociado a sus 

redes e implantación de planes reducción de pérdidas cuyos costos se trasladan a 

las tarifas.  

 

El comercializador entrante en un mercado dado no tiene la responsabilidad de 

las pérdidas no técnicas ni capacidad para gestionarlas. La asignación de las 

pérdidas a prorrata de las ventas de energía de cada comercializador puede 

constituirse en una barrera de entrada y obstaculizar la competencia en 

comercialización y puede elevar el precio del suministro en el mercado no 

regulado.  



 
 

 

Los planes de reducción de pérdidas deben ser aplicados por los OR cuyas 

pérdida reales sean superiores a las reconocidas. Su propósito es lograr una 

senda de reducción hasta alcanzar las pérdidas eficientes al cabo de cinco años. 

En general todo lo concerniente a los planes de reducción de pérdidas parece 

bien concebido excepción hecha de su forma de financiación.  

 

 

2.2.7 Alumbrado Público 

 

El alumbrado público es un servicio público no domiciliario. Comprende el 

suministro de energía eléctrica y la operación, mantenimiento y ampliación de la 

red. Su prestación es responsabilidad de los municipios que contratan libremente 

el proveedor de la energía y las demás actividades. Históricamente el cobro de 

este servicio ha tenido un manejo discrecional por parte de los municipios que ha 

dado lugar a arbitrariedades. El regulador ha tratado de poner cierto orden 

mediante las resoluciones 122 y 123 de 2011 sobre facturación y cobro conjunto 

con el servicio de energía, la primera, y sobre costos máximos del servicio, la 

segunda. Aunque el decreto 2424 de 2006 establece que el cobro del servicio de 

alumbrado público en la facturas de servicios públicos sólo puede hacerse 

cuando refleje el costo del servicio, en muchos municipios se contraviene esa 

disposición y el servicio se cobra aplicando una tasa al valor de la energía 

facturada. Esto afecta de forma apreciable a los grandes consumidores 

industriales pero también a los regulados de los estratos altos, la industria y el 

comercio.  

2.3 Otras consideraciones 

2.3.1 Tributación sectorial 

 

Con la eliminación de la contribución de solidaridad para la industria se 

suprimió el principal factor de distorsión del precio de la electricidad por la 

tributación. Subsisten 4 fondos financiados con la fiscalidad sectorial, a saber: 

Fondo de apoyo financiero para la energización de zonas no interconectadas 

(FAZNI), Fondo de apoyo financiero para la electrificación rural (FAER), el 

Fondo de Energía Social (FOES) y el Programa de Normalización de Redes 

(PRONE). En conjunto estos Fondos movilizan recursos por unos US$ 115 

millones. Adicionalmente, la generación paga un impuesto ambiental del 6% del 



 
 

valor de la generación hidráulica y de 4% del valor de la generación térmica.  

Todos esos fondos afectan el precio final de la energía. Se establecieron con 

carácter temporal pero su vigencia se renueva reiteradamente. Su eliminación 

tendría un efecto marginal sobre la tarifa pero suprimiría un factor de distorsión 

y una fuente de discusión permanente. Reduciría los costos de transacción del 

sistema: en los últimos años la CREG ha expedido cerca de 40 resoluciones para 

regular esos fondos, el ministerio una veintena de decretos y el legislativo unas 6 

ó 7 leyes.  Todo ello consume tiempo y capacidad de trabajo que podría utilizarse 

más productivamente. Adicionalmente, como los fondos afectan la tarifa de 

todos los usuarios, incluidos los pobres, se presenta la situación paradójica de 

que se eleven los costos de la energía que debe ser subsidiada con las 

contribuciones o recursos del presupuesto nacional. Su costo no fiscal parece ser 

excesivo. Las partidas requeridas podrían incluirse en los presupuestos de las 

dependencias estatales como el IPSE dedicadas a esos asuntos.  

2.3.2 Las cuestiones ambientales y los proyectos de generación y transmisión 

 

Más grave aún que las distorsiones de los precios asociadas a los fondos es el 

sobre-costo resultante de la gestión ambiental y social de los proyectos de 

generación y transporte actualmente en desarrollo.  Además del impuesto a la 

producción ya mencionado, la legislación ambiental obliga a la realización de 

inversiones por un monto equivalente al 1% del valor del proyecto. Para los tres 

grandes proyectos actualmente en construcción – Quimbo, Sogamoso e 

Hidroituango - esto equivale a no menos de US$ 60 millones. Pero esto es sólo la 

cuota inicial. Adicionalmente, debe definirse y valorarse, en el Estudio de 

Impacto Ambiental requerido para la obtención de la licencia, un Plan de Manejo 

Ambiental (PMA) con su respectivo Plan de Monitoreo y Seguimiento. La 

situación social de las áreas donde se desarrollan los proyectos y la acción de 

agentes especializados en la protección del ambiente y de los operadores 

políticos está llevando a que las empresas enfrenten demandas económicas 

exorbitantes que desbordan los compromisos del PMA y de la licencia pero de 

cuya satisfacción depende la construcción del proyecto. La notificación más 

contundente de la magnitud de este problema la dio EPM con la suspensión de 

Porce IV asumiendo el riesgo de enfrentar los costos de las garantías asociadas al 

cargo por confiabilidad. Son conocidas las dificultades enfrentadas por EMGESA 

en la construcción de El Quimbo y, aunque en menor medida, las de ISAGEN en 

Amoyá y Sogamoso. EPM se ha visto obligada a implantar todo un dispositivo 



 
 

administrativo de amplio espectro para gestionar la problemática ambiental y 

social en el entorno de Hidroituango. Esta es, ciertamente, una situación que está 

afectando el desarrollo de la infraestructura eléctrica incluso en países como 

Chile cuya legislación ambiental es poco intrusiva y sus procedimiento muy 

expeditos. A los costos incluidos y no incluidos en el PMA que están sufragando 

las empresas habría que adicionarles los resultantes de una prolongación de los 

trabajos, los extra-costos financieros durante la construcción y el costo de 

oportunidad del retraso en la operación comercial de los proyectos. Hace algunos 

años el Banco Mundial estimó que los proyectos de generación en Brasil estaban 

asumiendo un sobre-costo ambiental del 20%. Un sondeo entre empresas de 

generación con proyectos en desarrollo sugiere que en el país se está acercando a 

esa cifra. Esta situación está también afectando a los proyectos de transmisión. 

Los sobrecostos de la gestión ambiental y social afectarán el precio de la 

electricidad en el largo plazo.  

 

2.3.3 Combustibles para la generación térmica 

 

La cuestión del combustible para la generación térmica es ampliamente conocida. 

La resolución 062 de 2013 puede contribuir a despejar el panorama en el mediano 

plazo. Sin embargo, en el corto plazo, subsiste el problema de que una parte 

importante de la generación térmica está respaldad con combustibles líquidos. 

En el momento en que dichas plantas se requieran, el precio spot se elevará 

considerablemente. 

Asimismo, el déficit de gas que se prevé en el futuro cercano, la carencia de 

inversión en infraestructura del mercado de gas natural y la incertidumbre 

regulatoria alrededor de este sector afectan las expectativas de precio de los 

contratos de generación de largo plazo, pone en riesgo la generación térmica y, 

por lo tanto, afecta la seguridad de suministro eléctrico del país. Ante tal 

incertidumbre y la gran concentración de la oferta no solo en las reservas 

existentes sino en los esfuerzos exploratorios más promisorios, las soluciones 

propuestas por las resoluciones  061 y 062 de 2013 de la CREG de importar gas 

para respaldar la generación térmica en épocas de El Niño, y la resolución  113 de 

2013 sobre la comercialización del Gas aparecen como las únicas alternativas con 

posibilidades de implantarse a tiempo para mejorar la transparencia del sector, 

facilitar el mercado secundario y como estrategia ante la incertidumbre en las 

disponibilidades.  



 
 

2.3.4 Participación en bolsa de los grandes consumidores 

 

Algunos industriales y expertos que los asesoran han planteado la propuesta de 

permitir que los grandes consumidores industriales puedan comprar su energía 

directamente en la bolsa. Lo primero que hay que señalar es que pueden hacerlo 

por intermedio de un comercializador y que lo están haciendo cuando en los 

contratos pactan precios ligados al precio de la bolsa. A nuestro entender, los 

problemas que actualmente perciben los industriales con respecto a la 

contratación bilateral, puede encontrar soluciones por otros mecanismos 

diferentes a la compra directa en bolsa. Este estudio plantea que la solución a los 

problemas de la contratación bilateral pasa por la creación de un mercado de 

largo plazo público donde se forme un precio relevante para confrontar con los 

de la contratación bilateral y que sea una alternativa efectiva para ésta. La 

compra en bolsa entraña riesgos bien conocidos.  Si se presentan, como es 

siempre posible, alzas considerables, ello puede llevar a reacciones gremiales y 

políticas inconvenientes.  

 

2.3.5 Migración de nivel de tensión 

 

Es muy probable que la migración de nivel de tensión esté motivada por las 

distorsiones que introducen los cargos ADD y la asignación de las pérdidas. A 

fin de cuentas el gran consumidor habrá de hacer inversiones en transformación 

para llevar la energía al nivel de tensión en el que realiza su consumo. Estas 

inversiones y los costos de operación y mantenimiento de las instalaciones deben 

ser inferiores a la porción del cargo D que se evitan con el bypass. Si el sistema de 

distribución es eficiente, es dudoso que sea así en razón de las economías de 

escala y densidad. Sin embargo, si los cargos de distribución están distorsionados 

como ocurre con el cargo ADD, bien puede ocurrir que con el bypass el gran 

consumidor obtenga una reducción sustancial en el costo total del suministro.  

 

2.3.6 Contribución de solidaridad y zonas francas  

 

Los operadores de zonas francas no están clasificados como consumidores 

industriales. El usuario operador es el responsable de la compra de la energía 

ante el comercializador. Sin embargo, una industria localizada en la zona franca 

puede optar por comprar a un comercializador directamente la energía, 



 
 

estableciendo un punto de conexión y pagando la energía al nivel de tensión en 

el cual consume. La ventaja del esquema de la compra en bloque, es que la 

energía se compra generalmente en un nivel de tensión superior, brindando la 

posibilidad de acceder a mejores tarifas. Con la eliminación de la contribución 

para el sector industrial, el usuario operador no ha podido obtener el beneficio 

para las industrias instaladas en la zona franca, dado que la factura se realiza a 

su nombre y por ende, bajo el CIIU del usuario operador el cual no está 

contenido dentro de los beneficiarios por no ser el Usuario Operador del sector 

industrial. La actividad del usuario operador es de servicios (Decreto 2915 de 

2011). Lo anterior afecta, según la ANDI, a cerca de 300 compañías 

manufactureras que tienen derecho a este beneficio. 

 

2.3.7 Autogeneración y cogeneración 

 

Sucesivos gobiernos han buscado promover la cogeneración. El desarrollo de 

esta actividad es uno de los aspectos contemplados en los programas de uso 

racional.  

Hay en el país unos 600 MW de potencia instalada en plantas de cogeneración, 

de los cuales unos 60 MW están registrados en el mercado mayorista. La UPME 

estima en 850 MW el potencial, la ANDI en 773 MW. La actividad está regulada 

desde los años 90 (Resoluciones 085 de 1996, 107 de 1998, 032 y 039 de 2001 y 077 

de 2009). En desarrollo de los dispuesto por la ley 1215 de 2008, la CREG expidió 

las resoluciones 005 de 2010 y 047 de 2011 que constituyen al marco regulatorio 

actual de la actividad. Para Colombia, la capacidad instalada en autogeneración 

es de 1.100 MW, un 75% de los cuales es propiedad de empresas petroleras. 

Los productores marginales, independientes o para uso particular pueden 

enajenar la energía que producen, toda o una parte de ella, a una clientela que 

puede estar compuesta por socios o personas vinculadas económicamente a la 

empresa. El autogenerador, en cambio, no enajena energía, él consume la que 

produce, razón por la cual sólo utiliza la red pública para obtener respaldo del 

sistema. Por eso mismo, para ser considerado autogenerador debe tratarse de 

una misma persona natural o jurídica que produce y consume la energía.  

La aspiración de los consumidores industriales de Colombia es que la 

autogeneración tenga una condición análoga a la del autoproductor de Brasil, es 

decir, que pueda vender sus excedentes a la red.  



 
 

La regulación de la cogeneración parece adecuada desde el punto de vista 

técnico y comercial. Puede ser necesaria una difusión mayor de sus condiciones y 

beneficios y, probablemente, el diseño de alternativas de financiación. Para 

incentivar la autogeneración, de suerte que el incremento potencial o efectivo de 

la oferta de electricidad ejerza una presión competitiva en el mercado, es 

necesario modificar la condición legal del auto-generador y regular, de forma 

similar a la cogeneración, las condiciones para la venta de sus excedentes y los 

términos del respaldo. 

2.3.8 Reducir el umbral de consumo para acceder al mercado no regulado 

 

Para ser considerado un usuario no regulado, el usuario debe consumir un 

mínimo de 55 MWh/mes o 0.1 MW de potencia. En este caso, el usuario debe 

instalar un medidor con capacidad de telemedida. El mercado no regulado 

representa alrededor del 30% de la demanda de electricidad del país y está 

compuesto por más de 4.000 usuarios; estos usuarios se conectan a la red, 

principalmente, en el nivel de tensión 2, y más de la mitad de ellos se ubican en 

el Distrito capital y en los departamentos de Antioquia y Valle. 

 

El umbral para acceder al mercado no regulado no se modifica desde hace más 

de 10 años. Una reducción adicional que aumente a un 40% la demanda no 

regulada dinamizaría considerablemente el mercado.  

3 RECOMENDACIONES 

 

Se presentan en esta parte las recomendaciones y una evaluación cualitativa de 

las mismas de acuerdo con los criterios de factibilidad, plazo e impacto en 

distintos sectores de la cadena. Inicialmente se reproducen las recomendaciones 

y posteriormente se presenta una tabla en la que se evalúan de acuerdo con los 

criterios mencionados. Para facilitar la lectura las recomendaciones y las tablas 

respectivas se presentan agrupadas en las categorías empleadas anteriormente: 

funcionamiento de los mercados, actividades reguladas, institucionales y 

aspectos que favorecen la industria.  

Los criterios de evaluación no precisan ninguna aclaración, salvo el de plazo que 

se refiere al término en el cual la entidad responsable debe haber adoptado la 

medida que desarrolla la recomendación y el de agente afectado directamente. 



 
 

Por corto plazo se entiende 6 meses; por mediando plazo se entiende entre 6 y 12 

meses. Los agentes afectados pueden serlo en su ingreso, en las tarifas o en la 

condiciones de su actuación en el mercado.  

 

3.1 Recomendaciones sobre el funcionamiento de los mercados 

Recomendación 1. Mantener la arquitectura fundamental del mercado actual 

introduciendo ajustes para mejorar la formación de precios y atender problemas 

identificados en el Entregable 1, en su orden de importancia: la falta de un 

mercado líquido, competitivo y transparente de contratos; el desempeño del 

cargo por confiabilidad; el control del ejercicio de poder de mercado; el formato 

de ofertas en bolsa y el mecanismo de arranque y parada.  

 

Recomendación 2. Introducir ajustes de corto plazo: incluir más pares de precio 

y cantidad, eliminar el sistema de arranque y parada y mejorar la remuneración 

del AGC y otros. El estudio que propone la CREG debería concentrase en el 

diseño de estas medidas. 

Recomendación 3. Centrar el esfuerzo regulatorio en el desarrollo de un 

mercado de contratos de largo plazo, tomando como punto de partida las 

propuestas sobre el MOR de 2011 y adelantar una discusión amplia con expertos 

nacionales e internacionales, similar a la que se dio sobre el documento CREG 

118 de 2010. Fijar un término creíble para la implantación de un mercado de 

contratos de largo plazo estandarizados con participación obligatoria para la 

demanda regulada y participación libre para la no-regulada.  

 

Recomendación 4. En el corto plazo es posible ajustar algunos elementos con 

medidas menores que permitan disminuir sobrecostos atribuibles al actual cargo 

por confiabilidad por la sobrestimación de la demanda objetivo. Un cambio 

radical al mismo en el corto plazo no es aconsejable por las posibles 

implicaciones en la confianza inversionista, lo apretado de la agenda regulatoria 

que limita la capacidad operativa de las instituciones para poner en marcha un 

reemplazo sin las pruebas y evaluaciones que parecen haber faltado en la 

adopción del presente cargo. Por tanto se recomienda mantener el esquema del 

cargo por confiabilidad introduciendo los ajustes necesarios para garantizar el 

cumplimiento de las obligaciones por parte de los agentes y eliminar así la 

incertidumbre jurídica. 



 
 

 

Recomendación 5. La CREG debe pronunciarse sobre y discutir con la industria 

las recomendaciones de los consultores contratados para evaluar los aspectos 

formales de las cuatro subastas realizadas además de revisar la eficacia del tipo 

de subasta de reconfiguración adoptada con base en los lánguidos resultados 

descritos en el entregable 1. Igualmente, debe buscar la forma de ajustar con más 

frecuencia la demanda objetivo para los años en que no haya subasta. La 

proyección de la demanda objetivo para los años de subasta puede ser más 

realista en la medida en que se definan mejor los mecanismos de seguridad.  

 

Recomendación 6. En opinión de los consultores, a pesar de la importancia del 

asunto que pretende remediar la resolución 150 de 2012, la CREG debería hacer 

un alto en el camino y discutir en un taller con expertos internacionales y 

nacionales una alternativa que utilice instrumentos del mercado para garantizar 

la disponibilidad del OEF de manera similar a la que se dio con la discusión del 

Documento CREG 118 de 2010 para mitigar el poder de mercado. Una alternativa 

a considerar podría ser incrementar los costos de no cumplir con las OEF a un 

nivel superior al incumplimiento de los contratos de largo plazo y utilizar a la 

SSPD para vigilar el cumplimiento de las medidas que permiten responder 

oportunamente imponiendo sanciones que de verás incentiven a cumplirlas. Esta 

vigilancia debe incluir que todo respaldo vendido en el mercado segundario sea 

genuino. 

Recomendación 7. Propiciar la participación de la demanda mediante la 

introducción de tarifas horarias tanto para generación como para los 

componentes de transporte y distribución en ambos mercados, regulado y no 

regulado. La CREG podría proceder a diseñar experimentos con opciones 

tarifarias en algunas zonas de alto consumo como en la costa Atlántica, para 

evaluar el impacto de tarifas por hora del día. La UPME, en colaboración con 

otras entidades, puede establecer lineamientos para diseños apropiados de 

experimentos que utilicen la medición inteligente. 

 

Recomendación 8.  El Ministerio de Minas y Energía debe promover en conjunto 

con la SIC, la SSPD y la CREG el fortalecimiento del CSMEM y su ubicación 

como entidad independiente, dentro del ordenamiento jurídico colombiano, que 

le permita cumplir a cabalidad las funciones para las cuales fue originalmente 

concebido. Para tal efecto contratará la asistencia legal y técnica que sea 

requerida. Esta consultoría conceptúa que, salvo mejor opinión, al CSMEM debe 



 
 

estar adscrito a la SIC en tanto que esta es la entidad que en última instancia debe 

vigilar la competencia.  

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Tabla 3-1. Evaluación de las recomendaciones sobre el mercado 

 
 

Recomendación 1 2 3 4 5 6 7 8

Ejecutor CREG CREG CREG CREG CREG CREG - SSP CREG - UPME Ministerio

Plazo de ejecución Mediano Corto y Mediano Corto
Corto y 

Mediano
Corto Corto Mediano Corto

Tipo de medida
Estudios - 

Resoluciones

Estudios – 

Resoluciones

Estudios - 

Resoluciones

Estudios – 

Resoluciones
Resolución

Estudios - 

Resoluciones

Estudios - 

Resoluciones
Decreto

Agentes afectados 

directamente

Generadores, 

comercializadores

Generadores, 

comercializadores

Generadores, 

comercializadores, 

no regulados

Generadores Generadores Generadores

Generadores, 

comercializadores, 

no regulados

Ninguno 

Factibilidad Alta Alta Alta Alta Alta Alta Alta Alta

Impacto fiscal Nulo Nulo Nulo Nulo Nulo Nulo Nulo Nulo

Impacto sobre los 

precios y costos 

para la industria

Positivo – Mediano 

y Largo plazo

Positivo – 

Mediano y Largo 

plazo

Positivo – 

Mediano y Largo 

plazo

Positivo – 

Mediano y 

Largo plazo

Positivo Ninguno Positivo Positivo

Impacto sobre la 

calidad, 

confiabilidad y 

sostenibilidad

Positivo Ninguno Positivo Positivo Positivo Positivo Ninguno Ninguno

Impacto sobre los 

precios para el 

sector regulado

Positivo – Mediano 

y Largo plazo

Positivo – 

Mediano y Largo 

plazo

Positivo – 

Mediano y Largo 

plazo

Positivo – 

Mediano y 

Largo plazo

Positivo Ninguno Positivo Positivo

Recomendaciones sobre el funcionamiento de los Mercados.



 
 

3.2 Recomendaciones sobre las actividades reguladas 

Recomendación 9. No es necesario ni conveniente proceder a una revisión 

anticipada de la metodología tarifaria de la transmisión. El actual período 

regulatorio termina en abril de 2014 y la CREG ya puso a consideración de los 

agentes las bases del estudio para determinar la metodología de remuneración 

de la actividad de transmisión de energía eléctrica en el próximo período 

tarifario. En el estudio de unidades constructivas deben tenerse en cuenta los 

valores ofertados por los agentes en las convocatorias de la UPME de los últimos 

años. El modelo empleado para el cálculo de la tasa de descuento debe 

mantenerse, pero es necesario revisar sus parámetros para ponerlos en 

concordancia con los empleados en países como Brasil, Chile y Perú. Es 

importante considerar el problema que supone la metodología de valoración de 

la totalidad del activo a costos de reposición a precios de mercado en la medida 

en que puede dar lugar a cambios muy sustanciales en el valor de las 

anualidades y, por tanto, en el cargo trasladado al usuario final. Sería 

conveniente evaluar, en el marco de la revisión de la metodología actualmente en 

curso, un esquema en el que el valor de reposición a nuevo se aplique 

exclusivamente a las inversiones en reposición realizadas durante el período 

regulatorio anterior manteniendo anclado el valor de los demás activos. De esta 

forma se evitarían cambios bruscos en las tarifas de un período regulatorio a otro 

que pueden ir en detrimento de la estabilidad financiera de las empresas o del 

interés de los consumidores. Finalmente, deben introducirse cambios al esquema 

de convocatorias para los proyectos de expansión del STN de suerte que se 

incremente el número de agentes participantes.  

 

Recomendación 10. El período tarifario en curso culmina en septiembre de 2013. 

No es conveniente ni necesaria una revisión anticipada de la metodología. Debe 

continuarse con el proceso iniciado con la resolución 043 bajo los lineamientos 

allí indicados que podrían convertirse en lineamientos de política. Sin embargo, 

este proceso desde la formulación de las bases hasta la expedición de los cargos 

para cada uno de los OR puede demorarse unos 18 meses. Por esa razón se 

propone que se dé prioridad al proceso de revisión y adopción de la nueva 

metodología de distribución. Dado el objetivo de dar regularidad a las tarifas de 

los consumidores y a los ingresos de las empresas es necesario establecer un 

mecanismo de validación ex – ante de los impactos de los cambios en el valor de 

la base regulatoria de activos pueden tener sobre las tarifas de usuario final y 

sobre las finanzas de las empresas. La regulación de Chile contempla un 



 
 

mecanismo de este tipo. Adicionalmente, para evitar las variaciones extremas en 

la valoración de las unidades constructivas, como las de la resolución 097 de 

2008, puede ser conveniente limitar la aplicación de los nuevos valores a las 

reposiciones realizadas durante el período regulatorio anterior manteniendo 

inalterado en términos reales el valor de los demás activos. 

 

Recomendación 11. A juicio de esta consultoría no parece necesario ni 

conveniente modificar la metodología actual para el cálculo de las tasas de 

descuento de las actividades de transporte de electricidad. Deben modificarse los 

parámetros de cálculo de acuerdo con los lineamientos de las resoluciones 042 y 

043 de 2013.  

 

Recomendación 12. Expedir de inmediato la resolución en firme por medio de la 

cual se regula la actividad de comercialización en el mercado regulado. A juicio 

de esta consultoría debe reducirse el cargo de comercialización. El costo de 

comercialización es independiente del nivel de consumo; por esa razón debe 

recuperarse como una tarifa por usuario. Se recomienda el restablecimiento del 

cargo fijo. 

 

Recomendación 13. Los beneficios de las ADD son más aparentes que reales. 

Generan transferencias indiscriminadas y toda clase de distorsiones económicas. 

Si el propósito de las ADD es la unificación tarifaria de los estratos bajos, esto 

puede lograrse mediante un esquema de subsidio diferenciales por regiones. Esta 

consultoría recomienda la eliminación gradual de las ADD.  

 

Recomendación 14. La distribución de las pérdidas de energía a prorrata de las 

ventas entorpece la competencia en comercialización y elevan el precio de la 

energía. Esta consultoría recomienda que se modifique la política y la regulación 

en ese aspecto. La asignación a la demanda de los costos de los planes de 

reducción de pérdidas elevará el costo de suministro para todos los. Si los planes 

son eficientes económicamente, el valor de la energía ahorrada como 

consecuencia de su aplicación debe permitir recuperar la inversión realizada en 

unos pocos años. Por esta razón se propone que se establezca una línea de 

crédito blando, tipo Findeter, para la financiación de esos planes teniendo como 

medio de repago el valor de la energía ahorrada. De esta forma el costo de los 

planes no será trasladado a las tarifas. Adicionalmente, se debe buscar la 

consistencia del manejo de las pérdidas con la comercialización minorista, 



 
 

asignando la responsabilidad total de su gestión y medición a los operadores de 

red. 

 

Recomendación 15. Los problemas con el alumbrado público provienen de la 

ausencia de legislación. Se debe legislar sobre este asunto precisando los 

elementos del tributo (sujeto, hecho generador, rango de la tarifa); los parámetros 

para determinar la tarifa dentro de los rangos de ley y la naturaleza misma de 

tributo: tasa o contribución. Por lo pronto, ante la dificultad para hacer que los 

municipios cumplan con lo dispuesto en el decreto 2424 de 2006 y las 

resoluciones de la CREG que lo desarrollan, se debe prohibir el cobro del servicio 

de alumbrado público en las facturas de electricidad para evitar su vinculación 

con los consumos de energía.  

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 



 
 

Tabla 3-2. Evaluación cualitativa de las recomendaciones sobre actividades 

reguladas 

 
 

3.3 Recomendaciones sobre aspectos institucionales y otras 

recomendaciones 

Recomendación 16. Las autoridades del sector, especialmente Ministerio, deben 

adelantar gestiones para evitar que los proyectos mencionados se conviertan en 

leyes. De forma general, el Ministerio debe hacer un seguimiento permanente de 

la agenda legislativa sectorial y apoyar la labor de los gremios en su propósito de 

evitar que se aprueben proyectos que alteren de forma inconveniente el marco 

legal del sector eléctrico.  

 

Recomendación 17. El Gobierno Nacional debería revisar la normativa que 

define los procedimientos regulatorios para establecer evaluaciones ex-ante de 

las medidas que impacten el mercado y a los consumidores. Igualmente, la SSP 

debería contratar una consultoría que busque armonizar las fuentes de 

información sobre el mercado en todos sus segmentos. En particular debería 

recomendar sistemas de medición que permitan precisar mejor la información de 

contratos no regulados; y reformar la resolución 135 de 1997 para que se explicite 

Recomendación 9 10 11 12 13 14 15

Ejecutor CREG CREG CREG MME - CREG MME - CREG MME - CREG MME

Plazo de ejecución Corto Corto Corto Corto Corto Corto Corto

Tipo de medida
Estudios - 

Resoluciones

Estudios - 

Resoluciones

Estudios - 

Resoluciones

Decreto - 

Resoluciones

Decreto - 

Resoluciones

Decreto - 

Resoluciones
Ley - Decreto

Agentes afectados 

directamente
Transmisores Distribuidores 

Distribuidores 

y transmisores

Comercializa

dores 
Distribuidores Distribuidores Distribuidores

Factibilidad Alta Alta Alta Alta Alta Alta Baja

Impacto fiscal Nulo Nulo Nulo Nulo Nulo Nulo Nulo

Impacto sobre los 

precios y costos 

para la industria

Positivo Positivo Positivo Ninguno Positivo
Según región y 

nivel de tensión
Positivo

Impacto sobre la 

calidad, 

confiabilidad y 

sostenibilidad

Positivo Positivo Ninguno Ninguno Ninguno Positivo Ninguno

Impacto sobre los 

precios para el 

sector regulado

Positivo Positivo Positivo Positivo Mixto
Según región y 

nivel de tensión
Positivo

Recomendaciones sobre actividades reguladas



 
 

mejor el tipo de información requerida así como las sanciones por inexactitudes. 

En la Superintendencia se debe trabajar en la organización de la información 

recolectada sobre contratos y tarifas aplicadas a los usuarios regulados. Esta 

Entidad debe proveer de forma periódica información sobre el precio de la 

energía en Colombia por tipo de usuario, clase de consumidor, empresa y 

regiones del país.  

Recomendación 18. Introducir evaluación ex – ante de los impactos de la 

regulación sobre el funcionamiento de los Mercados y el precio de la energía. El 

Gobierno Nacional debería revisar la normativa que define los procedimientos 

regulatorios para establecer evaluaciones ex – ante de las medidas que impacten 

el Mercado y los consumidores. 

 

Recomendación 19.  Asumir presupuestalmente las contribuciones recaudadas a 

través de la bolsa de energía y el STN. 

Recomendación 20. Adoptar medidas para facilitar los procesos de 

licenciamiento y revisión de las licencias de los proyectos del sector eléctrico. 

Presentar el proyecto de ley sobre consulta previa estableciendo términos 

precisos al proceso de consulta y un mecanismo de cierre. Revisar el decreto 2820 

de 2010 buscando introducir algún tipo de medidas que permitan cumplir los 

plazos del licenciamiento y modificación de las licencias. Acelerar la expedición 

del documento CONPES anunciado sobre el tema. 

Recomendación 21. Continuar con el establecimiento de una política coherente 

de abastecimiento de gas para las plantas térmicas y eliminar temporalmente los 

impuestos a los combustibles líquidos de los agentes térmicos. La fuente 

energética de respaldo esta ahora basada en Líquidos. Esto lleva a un precio de 

mérito Kwh de aprox 580 pesos. Una posibilidad es que el costo del combustible, 

el cual tiene aproximadamente un 50% de su composición en impuestos, sea 

reducido en esa cuantía para las generadoras. Esto no modificaría 

estructuralmente el mercado y la posibilidad de respaldo efectivo a costo 

razonable.  Esto sería solo para las que ya tengan el respaldo con líquidos 

procurando quienes les apostaron al respaldo con Gas Natural Importado se 

mantengan. Esto sería especialmente bueno para las térmicas del interior que 

debido a transporte no pueden competir con GNI.  

Recomendación 22. Fortalecer la coordinación institucional (UPME, ANLA, XM, 

MME) para garantizar la planeación y ejecución oportunas de las expansiones 



 
 

requeridas del SIN para eliminar los cuellos de botella causantes de las 

restricciones. 

Recomendación 23. La UPME puede liderar una reflexión sobre las posibles 

consecuencias en los precios y en el mercado de diferentes políticas que busquen 

diversificar la matriz energética para aumentar la suficiencia energética a costos 

razonables en la próxima década. El ejercicio puede enriquecerse si es 

alimentado con resultados de instrumentos analíticos adecuados pero requiere el 

concurso de variados puntos de vista y una discusión amplia y sincera sobre el 

tema. Simultáneamente sería conveniente revisar los estimados del potencial 

hidroeléctrico  y de renovables económicamente desarrollable, empezando  por 

el inventario de los proyectos actualmente bajo estudio de promotores privados. 

 

Tabla 3-3. Evaluación cualitativa recomendaciones institucionales y otras 

recomendaciones 

 

3.4 Recomendaciones para favorecer a la industria 

Recomendación 24. Incluir dentro de la agenda de la CREG la evaluación de la 

participación directa de los grandes consumidores en el mercado de corto plazo.  

Recomendación 16 17 18 19 20 21 22 23

Ejecutor MME SSP - CREG MME - DNP
MME - 

MHCP
MME MME

MME – 

ANLA – 

XM - UPME

UPME

Plazo de ejecución Corto Corto Corto Corto Corto Corto Corto Corto

Tipo de medida N.A
Resolucione

s
Decreto Decreto

Decreto, ley, 

resolución
Decreto

Actuación 

administrati

va

Estudios

Factibilidad Alta Alta Alta Media Media Alta Alta Alta

Impacto fiscal Nulo Nulo Nulo Negativo Nulo
Negativo - 

Bajo
Nulo Nulo

Impacto sobre los 

precios y costos para 

la industria

Positivo Ninguno Ninguno Positivo Positivo Positivo Positivo Ninguno

Impacto sobre la 

calidad, confiabilidad 

y sostenibilidad

Ninguno Ninguno Ninguno Ninguno Ninguno Positivo Positivo Ninguno

Impacto sobre los 

precios para el sector 

regulado

Positivo Ninguno Ninguno Positivo Positivo Positivo Positivo Ninguno

Recomendaciones institucionales y otras recomendaciones

Agentes afectados 

directamente

Todos los 

agentes de 

la cadena

N.A. N.A N.A Generadores

Generadores 

 y 

transmisores

N.A

Generadores 

transmisores 

distribuidores



 
 

 

Recomendación 25. Esta consultoría comparte el planteamiento de la CREG 

sobre la necesidad de revisar la cuestión del cambio en el nivel de tensión. Sin 

embargo, esto no debe hacerse en el marco de la revisión de la metodología de 

remuneración de la distribución. Es necesario y conveniente establecer en qué 

medida es cierto, como reclaman los usuarios industriales, si las empresas 

haciendo uso de la discrecionalidad para decidir sobre el asunto que les otorga la 

regulación están procediendo de manera arbitraria. Para ello se propone que la 

Superintendencia asuma de oficio la revisión de todas las solicitudes presentadas 

por los usuarios y negadas por las empresas y se pronuncie de forma rápida. Por 

su parte la CREG debe revisar los procedimientos contemplados en las normas 

mencionadas y expedir, si fuere necesario, una nueva regulación facilite la 

migración pero que tenga en cuenta, además de los aspectos técnicos, el interés 

económico del OR y el interés de los demás consumidores cuyos costos de 

distribución pueden aumentar. Se debe revisar también la definición de activos 

de conexión de la resolución 097 de 2008 para permitir que dichos activos 

puedan ser compartidos por varios usuarios finales. 

 

Recomendación 26. Debe buscarse estimular la competencia en el mercado no 

regulado reduciendo los límites a la participación los cuales no se modifican 

desde 2000. Esto debe estar acompañado de una regulación integral de la 

comercialización minorista que incluya los problemas del cargo fijo y el 

prestador de última instancia, entre otros. 

 

Recomendación 27. No se trata de que la energía consumida por el Usuario 

Operador quede exenta de la contribución. La propuesta es hacer llegar el 

beneficio a los usuarios industriales para lo cual se puede establecer un 

mecanismo en el cual la energía industrial de la facturación en bloque se 

diferencie de la energía consumida por los usuarios no industriales. Sería 

responsabilidad del usuario operador verificar los consumos industriales al 

interior de la zona y guardar los soportes respectivos en caso de ser requerido 

por las autoridades. Otra forma de lograr este objetivo es independizar la medida 

de los consumos de los usuarios industriales. 

 

Recomendación 28.  Evaluar si ello puede hacerse por resolución o decreto. Y si 

este no fuera el caso, preparar y presentar al Congreso un proyecto de ley que 



 
 

modifique la condición legal del auto-generador y del productor marginal 

independiente, de suerte que puedan vender sus excedentes al sistema. Una vez 

obtenido el cambio legal, la CREG debe regular la materia en aspectos tales como 

las condiciones de venta de los excedentes, los términos del respaldo, etc. 

Recomendación 29. Poner en práctica programas, como el de BID-BANCOLDEX, 

para el financiamiento de auditorías energéticas y la adopción de medidas de 

eficiencia en las industrias. Apoyar las propuestas de creación de APP para el 

fomento de la eficiencia energética que viene desarrollando la UPME. 

 

Recomendación 30. Disponer que el beneficio de la exención de la contribución 

del 20% se aplique de forma automática a todos los consumidores clasificados 

como industriales según el código CIIU. 

 

Tabla 3-4. Recomendaciones para favorecer a la Industria 

 

  

Recomendación 24 25 26 27 28 29 30

Ejecutor CREG CREG CREG MME MME MME MME

Plazo de ejecución Mediano Corto Corto Corto Mediano Corto Corto

Tipo de medida
Estudios - 

Resoluciones
Resolución Resolución Decreto Ley

Decisión 

administrativa
Decreto

Factibilidad Media Alta Alta Alta Media Alta Alta

Impacto fiscal Nulo Nulo Nulo Pequeño Nulo Nulo Pequeño

Impacto sobre los 

precios y costos 

para la industria

Positivo Positivo Positivo Positivo Positivo Positivo Positivo

Impacto sobre la 

calidad, 

confiabilidad y 

sostenibilidad

Ninguno Ninguno Ninguno Ninguno Positivo Positivo Ninguno

Impacto sobre los 

precios para el 

sector regulado

Ninguno Ninguno Positivo Ninguno Ninguno Ninguno Positivo

N.A

Recomendaciones para favorecer a la Industria

Generadores, 

comercializadores

Distribuidor, 

comercializador

Agentes afectados 

directamente
Distribuidores N.A Generadores N.A



 
 

CAPÍTULO 1. ANÁLISIS DESCRIPTIVO DE LA REGULACIÓN Y 

ESTRUCTURA DE MERCADO DEL SECTOR DE ENERGÍA 

ELÉCTRICA EN COLOMBIA 

1 ANTECEDENTES Y MARCO NORMATIVO Y REGULATORIO 

DEL SECTOR ELÉCTRICO COLOMBIANO. 

1.1 Antecedentes 

 

Hasta principios de los años 90, el sector eléctrico colombiano estaba conformado 

por unas treinta empresas, todas de propiedad estatal. Las 3 principales ciudades 

– Bogotá, Medellín y Cali – tenían sus propias empresas que, con la excepción de 

EMCALI, participaban en todas las actividades de la cadena eléctrica. El país 

estaba interconectado desde principios de los años 70. Los activos de generación 

eran propiedad de cinco empresas - EPM, EEB, ISA, Corelca y CVC- no obstante 

el parque de generación se operaba de forma integrada con criterio de mínimo 

costo. ISA, la principal empresa de generación, era al mismo tiempo dueña de la 

red de transmisión y estaba encargada de la operación del sistema. La expansión 

se realizaba conforme a un plan de generación y transmisión para atender la 

demanda nacional definida centralizadamente. Las inversiones se financiaban 

con créditos de la banca multilateral garantizados por la Nación. 

Entre 1970 y 1990 se interconectó el país y se construyeron los grandes proyectos 

- San Carlos, Chivor, Betania, Guatapé, Guavio, etc - que hoy abastecen la 

demanda nacional: 6.585 kilómetros de líneas y 7.715 MW de capacidad, vale 

decir, el 47% del Sistema de Transmisión Nacional y el 57 % de la capacidad 

instalada actual. Esta expansión fue financiada en un 60% con recursos de la 

banca multilateral. Entre 1970 y 1986 el BM le otorgó a diversas empresas del 

sector 15 créditos por US$ 1.937 millones. Otro tanto hizo el BID con 20 créditos. 

El desgreño administrativo y politiquería en muchas de las empresas se 

traducían en elevados costos, considerables pérdidas y bajo recaudo y, en 

consecuencia, incapacidad de pagar las compras de energía al sistema 

interconectado y de servir la deuda con la banca multilateral. La deuda del sector 

eléctrico se fue convirtiendo en el principal problema macroeconómico del país: 

llegó a representar un 40% del endeudamiento externo. En 1991 el sistema 



 
 

colapsó. Una fuerte sequía redujo drásticamente la disponibilidad de los 

embalses y el país entró en un racionamiento que duró 14 meses. Esta situación 

precipitó la reforma estructural del sector eléctrico. 

La reforma estuvo inspirada en los desarrollos pioneros de Chile e Inglaterra, a 

los que se unieron, pocos años después, países como Australia, Nueva Zelanda y 

otros más de Europa y América. Los cambios comúnmente implantados 

(Armstrong, Cowan, & Vickers, 1994; Phillips, 1995) fueron: 

• La eliminación de la integración vertical separando los negocios de 

generación, transmisión y distribución y, en algunos casos, creando la figura de 

comercializador. 

• La introducción de la competencia en los segmentos de generación y 

comercialización y regulación competitiva de la transmisión y distribución.  

• La promoción de la inversión privada y la privatización de las compañías 

estatales. 

• La promoción de la eficiencia y la innovación en la industria (Bunn, 1998). 

• La concentración de la atención del gobierno en la regulación de la 

industria y, en algunos casos, en la realización del planeamiento indicativo de la 

expansión. 

 

1.2 Marco normativo – Leyes 142 y 143 de 1994.  

 

En 1991 Colombia adoptó una nueva constitución. En ella se incluyó todo un 

capítulo sobre servicios públicos domiciliarios. Se dispuso, entre otras cosas, que 

dichos servicios podían ser prestados por el estado o los particulares y que las 

tarifas debían fijarse con criterios de suficiencia financiera, eficiencia económica y 

solidaridad. Años más tarde, en 1994, se expidieron las leyes 142, de servicios 

públicos domiciliarios, y 143, o ley eléctrica, que desarrollaban los preceptos 

constitucionales.   

Aunque han sufrido modificaciones menores, las normas mencionadas contienen 

el fundamento legal de la regulación actual del sector eléctrico. Los aspectos más 

destacados pueden resumirse en los siguientes puntos:  



 
 

1. Un régimen legal y regulatorio unificado para todas las empresas 

independientemente de la naturaleza de su propiedad.  

2. Un régimen tarifario regido por principios de eficiencia económica, 

suficiencia financiera y solidaridad social.  

3. Un sistema único de subsidios cruzados y presupuestales aplicable a los 

usuarios de todas las empresas cualquiera sea la naturaleza de su 

propiedad. Los usuarios industriales, comerciales y los residenciales de 

altos ingresos pagan una contribución del 20% sobre el valor de sus 

consumos; los usuarios residenciales reciben un subsidio financiado con 

dicha contribución. El déficit es cubierto con recursos del presupuesto 

nacional.  A partir de 2012 se eliminó la contribución a los consumidores 

industriales de energía eléctrica y gas natural.  

4. Desintegración vertical de las actividades de la cadena eléctrica y 

especialización empresarial o, en su defecto, separación contable.  

5. Separación de actividades reguladas, transmisión y distribución, y 

actividades en competencia, generación y comercialización.  

6. Supresión de los monopolios legales, libertad de entrada y libre acceso a 

las redes de transmisión y distribución.  

7. Separación en entidades especializadas de las funciones estatales de 

regulación, vigilancia y control y política sectorial.  

8. Libertad de contratación para los consumidores que alcancen umbrales de 

consumo definidos por el regulador.  

9. Planeación indicativa de la generación y libertad de inversión en activos 

de generación. Planeación imperativa en transmisión.  

10. Creación de un mercado mayorista de electricidad de corto y largo plazo 

con la participación de generadores, comercializadores y grandes 

consumidores de electricidad. 

 

En los años siguientes a la expedición de las leyes mencionadas, la Nación 

vendió a inversionistas extranjeros la mayor parte de sus activos de generación y, 

posteriormente, la casi totalidad de las empresas de distribución. La Empresa de 

Energía de Bogotá fue escindida en una empresa de generación, EMGESA, y una 

de distribución, CODENSA; que se vendieron parcialmente al sector privado. 

Nuevos agentes han ingresado y se han operado múltiples cambios de 

propiedad. Actualmente el sector está conformado por más de 40 generadores, 

unos 70 comercializadores, 30 operadores de red o distribuidores y una decena 

de propietarios de líneas de transmisión. El sistema es operado por una empresa 



 
 

especializada, XM6, subsidiaria de ISA, la principal empresa de transmisión. Más 

de 4600 grandes consumidores, que mueven un 30% de la demanda, compran 

libremente su energía mediante contratos de largo plazo.  

1.3 Marco Normativo – Modificaciones posteriores.  

Con posterioridad a las leyes 142 y 143 de 1994 se han expedido una serie de 

leyes que, en lo fundamental, no alteran el marco normativo diseñado en las 

primeras puesto que están referidas, principalmente, a la creación de fondos 

sectoriales y a la modificación parcial del esquema de subsidios y contribuciones. 

No obstante esas disposiciones han introducido distorsiones y sobre-costos.     

Ley 689 de 2001. Modifica parcialmente la Ley 142 de 1994. Entre otras cosas, esta 

ley introdujo modificaciones en el régimen de actos y contratos de las empresas 

de servicios públicos; buscó simplificar el control de la gestión de las empresas 

con capital estatal limitando el alcance de la acción de las entidades de control a 

la participación pública; precisó los procedimientos para la intervención y 

liquidación de las empresas de servicios públicos por parte de la 

Superintendencia de Servicios Públicos y amplió y precisó las funciones de esta 

entidad y dispuso la creación del Sistema Único de Información que estaría a 

cargo de ésta; ordenó a las comisiones de regulación la definición de criterios 

para el control de gestión y resultados de las empresas prestadoras.  Esta ley 

buscaba fundamentalmente dotar a la Superintendencia de Servicios Públicos de 

instrumentos que facilitaran la intervención de las empresas que presentaban 

dificultades financieras que comprometían la prestación de los servicios.  

Ley 633 de 2000. Crea el Fondo de Apoyo Financiero para la Energización de las 

Zonas No Interconectadas (FAZNI) financiado con una contribución de un peso 

indexado anualmente al IPP de Estados Unidos por cada kilovatio hora 

despachado. La vigencia de este fondo está vigente hasta 2014 conforme a lo 

previsto en la ley 1099 de 2006.   

Ley 697 de 2001. Establece el programa de uso racional de la energía (PROURE).  

Ley 788 de 2002. Dispuso la creación del Fondo de Apoyo Financiero para la 

Energización de las zonas rurales interconectadas (FAER) que se financiaría con 

una contribución de un peso indexado por cada kilovatio hora despachado. La 
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vigencia en este cobro, inicialmente prevista hasta 2009, fue ampliada hasta 2018 

por la ley 1376 de 2010. 

Ley 1176 de 2006. Crea el programa de normalización de redes eléctricas 

(PRONE) al cual se destinarían el 20% de los recursos del FAER. 

Ley 1150 de 2007. Modificatoria de la ley 80 de contratación pública. En su 

artículo 29 ordenó a la CREG regular el contrato, la facturación y el recaudo de la 

contribución con la que se financia el alumbrado público.  

Ley 1215 de 2008. Sobre cogeneración. Permitió la venta de excedentes de 

cogeneración a los comercializadores sujetos a la contribución del 20%; la 

producción de autoconsumo quedaba libre de dicho gravamen. Encomendó a la 

CREG la definición de los requisitos técnicos que debía cumplir una actividad 

para ser considerada como cogeneración.  

Ley 1428 de 2010. Acotó el incremento de las tarifas de los estratos 1 y 2 al 

crecimiento del índice de precios al consumidor y dispuso que el subsidio para 

dichos estratos no podrían exceder del 60% y 50% del costo, respectivamente. 

Ley 1430 de 2010. Eliminó, a partir de enero de 2012, la contribución de 

solidaridad al sector industrial.  

El marco normativo del sector también se ha visto modificado de forma temporal 

o permanente por disposiciones contenidas en algunos de los planes de 

desarrollo. Así, la ley 508 de 1999, Cambio para construir la paz, extendió el período 

de desmonte de los subsidios que excedían los porcentajes fijados en la ley 142. 

La ley 812 de 2003, Hacia un estado comunitario, encomendó a las comisiones de 

regulación la expedición de regulación que permitiera la adopción de ―esquemas 

diferenciales‖ en términos de calidad y continuidad para la prestación de los 

servicios en las zonas no interconectadas, territorios insulares, barrios 

subnormales, áreas rurales de menor desarrollo y comunidades de difícil gestión. 

Dispuso también, con el propósito de evitar el descreme, que los 

comercializadores de electricidad y gas debían tener en su base de clientes una 

cantidad mínima de usuarios pertenecientes a los estratos 1, 2 y 3.  También creó 

el Fondo de Energía Social, (FOES), que se financiaría parcialmente con recursos 

provenientes de las rentas de congestión resultantes de los intercambios de 

energía con Ecuador.  Limitó el incremento de las tarifas de los estratos bajos al 

crecimiento del índice de precios al consumidor. La ley 1175 de 2007, Plan de 

desarrollo 2006 – 2010, fortaleció el FOES asignándole el 80% de los ingresos de las 



 
 

rentas de congestión e introdujo disposiciones sobre las áreas de distribución. 

Finalmente, la ley 1450 de 2011, Prosperidad para todos, eliminó la contribución de 

los usuarios industriales de gas natural; mantuvo el FOES, el PRONE y el FAER 

disponiendo que el fondeo del primero podrá hacerse con recursos de 

presupuesto nacional una vez se agoten las rentas de congestión, el fondeo del 

segundo con una contribución de un peso por kilovatio-hora transportado y el 

del tercero en la misma forma en que se viene financiando desde su creación, es 

decir, con una contribución de un peso indexado por kilovatio-hora despachado. 

Deben mencionarse también un conjunto de decretos reglamentarios de las 

disposiciones contenidas en los planes de desarrollo o en algunas de las leyes 

citadas. Con frecuencia esos decretos sustituyen o condicionan la regulación.   

Decreto 3734 de 2003. Reglamenta el artículo 65 de la ley 812 de 2003 en lo 

referente a la incorporación de usuarios de estratos bajos en la base de clientes de 

los comercializadores y dispone el reconocimiento, en el cargo de 

comercialización, de los costos en los que incurren los comercializadores 

incumbentes en razón de sus responsabilidades como comercializador de última 

instancia y las relacionadas al cálculo y asignación de las pérdidas de energía, 

principalmente.  

Decreto 2696 de 2004. Reglamentó la divulgación de las actividades y proyectos 

de las comisiones de regulación. A partir de esta norma, las comisiones quedaron 

obligadas a elaborar un plan estratégico a cinco años y elaborar y divulgar la 

agenda regulatoria anual. Reglamentó lo referente a la divulgación de las 

resoluciones de carácter general y de los estudios que las sustentan. Dispuso la 

realización de estudios periódicos sobre el impacto de la regulación.  

Decreto 2426 de 2006. Reglamenta el servicio de alumbrado público. Dispone el 

diseño por parte de la CREG de una metodología para determinar los costos 

máximos a ser reconocidos por los municipios a los prestadores del servicio. 

Decretos 387 y 4977 de 2007. Su propósito era establecer condiciones de igualdad 

en la competencia en el mercado regulado para lo cual desarrolla la noción de 

mercado de comercialización, entendido como el conformado por el conjunto de 

usuarios, regulados o no regulados, conectados al sistema de un operador de red. 

En cada uno de esos mercados las pérdidas de energía se distribuirán entre los 

comercializadores participantes a prorrata de sus ventas y se define un cargo de 

comercialización único, el cargo fijo, que refleje el costo base de comercialización. 



 
 

Dispone la adopción de planes de reducción de pérdidas cuyos costos eficientes 

serán trasladados a los usuarios del sistema. Trata también de la flexibilización 

de la medida y de la regulación de las compras de energía con destino al 

mercado regulado. 

Decreto 388 de 2007. Este decreto crea las Áreas de Distribución (ADD) 

entendidas como el ―conjunto de redes de Transmisión Regional y/o 

Distribución Local destinado a la prestación del servicio en zonas urbanas y 

rurales, que son operadas por uno o más Operadores de Red y que se conforman 

teniendo en cuenta la cercanía geográfica de los mercados atendidos y el 

principio de neutralidad establecido ley‖. Su propósito es unificar los cargos por 

uso de las redes de distribución en dichas áreas. Adicionalmente, se encomienda 

a la CREG la definición de ―las condiciones técnicas objetivas‖ para el cambio de 

conexión entre niveles, de suerte que no se afecten ―las condiciones de conexión 

y acceso de todos los usuarios‖. Fue modificado y complementado por los 

Decretos 1111 y 3451 de 2008.  

Un conjunto de decretos reglamentarios de los fondos sectoriales: Decretos 1122, 

1123 y 1124 de 2008.  Reglamentan, respectivamente, el FAER, el PRONE, y el 

FAZNI. El decreto 4813 de 2008 modifica el 1124 y el 4926 de 2009 modifica el 

1123 de 2008.   

Decreto 2220 de 2008. Sobre áreas de servicio exclusivo en zonas no 

interconectadas. 

Decreto 3414 de 2009. Condicionó el restablecimiento del cargo fijo dispuesto por 

el decreto 387 de 2007 y la Resolución CREG 119 del mismo año a la 

disponibilidad de recursos para financiar el subsidio adicional asociado a la 

aplicación de dicho cargo a la facturación de los estratos 1 y 2.  

1.4 Aspectos institucionales 

Uno de los aspectos sustantivos de la reforma de los noventa es haber clarificado 

los roles funcionales de los diferentes actores y sentado las bases para el 

surgimiento de las entidades y organizaciones, públicas y privadas, que hoy 

interactúan en el sector eléctrico. En esta parte se describe la estructura 

institucional del sector.  

1. Política Pública Sectorial.  Está a cargo del Ministerio de Minas y 

Energía, pero también intervienen en su formulación el Departamento 



 
 

Nacional de Planeación y el Ministerio de Hacienda y Crédito Público. 

La política sectorial se plasma en el Plan Nacional de Desarrollo, en los 

documentos del Consejo Nacional de Política Económica y en decretos 

y resoluciones expedidos por el Ministerio.  

2. Planeación Sectorial. La formulación de los planes de expansión en 

generación y transmisión corresponde a la Unidad de Planeación 

Minero Energética, dependencia de carácter técnico adscrita al 

Ministerio de Minas y Energía. El plan de expansión en generación es 

meramente indicativo; no así el de transmisión. La ejecución de los 

proyectos que conforman este último se adjudica mediante subastas 

competitivas, como se explica más adelante.  

3. Regulación. Está a cargo de la Comisión de Regulación de Energía y 

Gas en la que tienen asiento los ministros minas y energía, hacienda, el 

director de planeación y cinco expertos designados por el presidente 

de la república para períodos fijos de 4 años. También asiste, sin voto 

en las decisiones, el Superintendente de Servicios Públicos 

Domiciliarios. La regulación de la que se trata es regulación 

económica, es decir, la que tiene que ver con la estructura de los 

mercados, las reglas de su funcionamiento y la conducta de los agentes 

participantes.   

4. Agentes del Mercado. Son las empresas – las hay públicas, privadas y 

mixtas – y los consumidores, regulados y no regulados. También 

deben mencionarse los gremios sectoriales - ANDESCO, ACOLGEN, 

ANDEG, ASOCODIS y ACCE7 – que cumplen una importante función 

en la discusión de las políticas sectoriales y de la regulación.  

5. Control y vigilancia.  Participan dos entidades, la Superintendencia de 

Servicios Públicos Domiciliarios y la Superintendencia de Industria y 

Comercio. A la primera corresponde vigilar y controlar la aplicación de 

la regulación, en especial en lo referente a los consumidores regulados. 

La segunda se ocupa de vigilar el cumplimiento de las normas de 

competencia. Adscrito a la Superintendencia funciona el Comité de 

Seguimiento del Mercado de Energía Mayorista (CSMEM).   

6. Operación del Sistema y gestión del Mercado. Está a cargo de una 

empresa especializada, sin participación en otras actividades eléctricas, 

                                                           
7 Asociación Nacional de Empresas de Servicios Públicos Domiciliarios, Asociación Colombiana 
de Generadores, Asociación Nacional de Empresas Generadoras, Asociación Colombiana de 
Distribuidores y Asociación Colombiana de Comercializadores.  

 



 
 

la Compañía de Expertos en Mercados, filial de ISA. Esta empresa 

opera el sistema nacional de generación y transmisión y administra los 

intercambios comerciales entre los agentes en la bolsa de energía.  

7. Organismos asesores. Consejo Nacional de Operación (CNO), el 

Comité Asesor de Comercialización (CAC) y el Comité Asesor de 

Planeación de Transmisión (CAPT). Estos organismos están integrados 

por empresas del sector.   

 

2 EL MERCADO MAYORISTA 

 

La generación y la comercialización parcialmente están bajo un régimen de libre 

competencia. La transmisión y la distribución son reguladas como monopolios. 

Los generadores, los comercializadores y los grandes consumidores son los 

agentes participantes en el Mercado de Energía Mayorista (MEM). Éste tiene dos 

componentes: el mercado de corto plazo o bolsa de energía, reservado a 

generadores y comercializadores, y el mercado de largo plazo de contratos 

bilaterales en el que participan todos los agentes mencionados. Éstos son 

contratos puramente financiaros o de cobertura, es decir, que no inciden en la 

operación comercial de la bolsa ni determinan el despacho efectivo de la carga.  

2.1 Mercado de corto plazo o bolsa de energía. 

2.1.1 Aspectos generales. 

 

La bolsa de energía, que está funcionando desde 1995, puede definirse como una 

subasta de sobre cerrado que se realiza diariamente para determinar las plantas 

que generarán al día siguiente. Los generadores ofertan cada planta8 con un 

precio único para las 24 horas del día9  y declaración de disponibilidad horaria y 

de inflexibilidades. Los servicios auxiliares (AGC – SRSF) se ofertan al mismo 

                                                           
8 La participación en la bolsa es obligatoria para las plantas de 20 MW en adelante. Las plantas 
entre 10 y 20 MW participan voluntariamente. Las plantas menores de 20 MW no ofertadas van 
en la base de la curva de carga y se remuneran al PMS. Las plantas de menos de 10 MW no son 
despachadas centralmente.  
 
9 Algunos analistas como Frank Wolack han observado que la oferta única de precios para las 24 
horas, que sustituyó a las ofertas horarias, es ineficiente para controlar el poder de mercado, 
como se pretendía, y que da lugar a una gestión ineficiente de los embalses. 

 



 
 

precio. Los precios ofertados, establece la regulación, deben reflejar los costos 

variables de combustibles, para las plantas térmicas, y el costo de oportunidad 

del agua, según la percepción de los propios agentes10. El precio de oferta tiene 

un piso igual al CEE y al FAZNI11. Los costos de arranque y parada de las 

térmicas se ofertan trimestralmente12.  

El operador del sistema organiza las ofertas por orden de mérito hasta cubrir la 

demanda comercial estimada de cada hora. La demanda es pasiva. La oferta total 

se remunera al precio ofertado por la última planta requerida para atender la 

demanda: el precio marginal del sistema (PMS). La liquidación de las 

transacciones horarias se realiza suponiendo una red de nodo único y sin 

considerar las restricciones de transmisión. Este es el llamado despacho ideal.  

En realidad hay tres despachos. Está en primer término el despacho económico o 

programado el día anterior a la operación, teniendo en cuenta el estado de la red, 

razón por la cual se incluyen las plantas por fuera de mérito pero que deben ser 

despachadas en razón de las restricciones. En segundo lugar está el despacho 

real, es decir, la operación efectiva del sistema para atender la demanda en 

tiempo real. Puede diferir del despacho programado por la ocurrencia de eventos 

imprevistos. Este despacho arroja la generación efectiva de cada planta. 

Finalmente está el ya mencionado despacho ideal. Es un despacho meritorio 

horario que toma la demanda real y determina la generación que habrían tenido 

las plantas en ausencia de restricciones. Es en este despacho donde se forma el 

precio de bolsa que remunera las plantas por mérito y las inflexibles y contra el 

cual se liquidan los contratos de largo plazo.   

La producción de energía de cada agente más sus compras en contratos de largo 

plazo se compara con sus ventas en contratos de largo plazo: la diferencia arroja 

sus compras o ventas netas en bolsa, las cuales se liquidan al PMS de cada hora. 

 

                                                           
10 A juicio de algunos agentes y analistas las restricciones a la información afectan las ofertas de 
los agentes.  

 
11 CEE: Costo de Equivalente de Energía del cargo de confiabilidad. FAZNI: Fondo de Apoyo a 
Zonas no Interconectadas. 

 
12 El  Anexo A – 4 de la Resolución CREG 024 de 1995 establece que ―La oferta de precios en la 
bolsa se hará de acuerdo con la Resolución CREG – 055 de 1994. Sin embargo, para verificar si las 
cotizaciones de los generadores siguen el criterio definido en la resolución mencionada, la 
Comisión tomará en cuenta que los precios ofertados serán flexibles e incluirán el efecto de la 
incertidumbre y las diferencias de percepción de riesgos de los generadores.‖  



 
 

Al liquidarse las transacciones al precio de bolsa, la diferencia entre el despacho 

real y el despacho ideal podía tener  como resultado algunos agentes recibieran  

dinero sin haber generado y otros no recibieran nada a pesar de haberlo hecho. 

Esta situación da lugar a las llamadas reconciliaciones que son transferencias 

monetarias entre los agentes para compensar las diferencias entre los despachos 

real e ideal. Un generador reconcilia negativamente cuando su generación ideal 

excede a su generación real y positivamente en el caso contrario. En primer caso 

devolvía una suma de dinero igual al producto de la diferencia entre su 

generación real y su generación ideal y el precio de reconciliación definido por el 

regulador; en el segundo recibía la suma correspondiente.  

 

El propósito de este mecanismo era garantizar que las restricciones de red no 

beneficiaran o perjudicaran al generador en su balance comercial. Esto fue 

alterado con la expedición de la resolución 034 de 2001. Antes de dicha 

resolución, el agente que era forzado a disminuir su generación, por un hecho 

ajeno a su voluntad, debía devolver la cantidad no generada, valorada a su 

precio de oferta.  Es decir, el generador realizaba compras por reconciliación a su 

precio de oferta, lo cual significa que estaba dispuesto a pagar máximo hasta su 

costo de generación; en otras palabras, para atender sus contratos de largo plazo 

debía pagar el mínimo entre sus costos de operación y el precio de bolsa; esto era 

la previsto en la resolución 025 de 1995. Con el cambio definido en la resolución 

034 en la fórmula para determinar el precio de reconciliación negativa, se 

desvirtuó  la anterior concepción inherente al esquema de mercado implantado 

en el país, al introducir la red de transmisión como un elemento determinante 

del balance comercial del generador. En efecto, al establecer que el precio de las 

compras de reconciliación es el promedio entre el precio de bolsa y el precio de 

oferta del agente, el generador, dependiendo de su posición topológica y del 

estado de la red, puede quedar sujeto pérdidas económicas, al estar expuesto al 

precio de bolsa, agregando un factor exógeno adicional al riesgo que asume al 

establecer contratos de largo plazo.  Esta situación afectaba de manera particular 

y directa a los generadores con recursos en un estado de ―atrapamiento‖ como 

consecuencia, por ejemplo, de los atentados terroristas contra la red de 

transmisión. De forma análoga se afectaba el balance comercial del generador 

térmico que tuviese un contrato de suministro de combustible  bajo la modalidad 

de take or pay. El precio de reconciliación negativa fue modificado 

posteriormente por las resoluciones 051 de 2009 y 121 de 2010. Sin embargo, se 



 
 

mantiene la lógica de la resolución 034 de 2001 y en consecuencia el estado de la 

red impacta a los generadores.  

 

2.1.2 El formato de ofertas y definición del precio. 

 

El diseño adoptado para el mercado de corto plazo, ofertas basadas en subasta de 

precios uniformes y nodo único,  tenía la ventaja de ser simple y transparente, 

como lo han señalado diversos analistas; aunque con mecanismos un poco 

complicados para control de poder de mercado local, reconciliaciones y 

resolución 34 de 2001. Se argumenta que un esquema de ―pague lo ofertado‖ es 

menos vulnerable al poder de mercado, pero se perdería un atributo importante 

del sistema actual, el cual es acercarse más a los costos marginales.  La existencia 

de medidas alternas para el ejercicio de poder de mercado lleva a pensar que un 

cambio en estos momentos tendría más costos que beneficios.  

Otra modificación, sugerida por Barrera y García (2010), consistente en cambiar 

el sistema de liquidaciones único por otro múltiple con mercados del día 

siguiente y mercado en tiempo real en combinación con determinación de 

Precios Marginales Localizados basados en curvas de oferta de generadores y 

curvas de demanda de distribuidores u otros comercializadores, podría tener la 

ventaja evitar las restricciones causadas por la diferencias ocasionadas por un 

sistema de nodo único. Dicho sistema permitiría olvidarse de las reconciliaciones 

aunque no de la necesidad de mitigar el poder de mercado local.  Se trata de 

cambios de significación que podrían ser parte de una agenda de mediano plazo. 

Por el momento es mejor concentrarse en ajustes marginales que puedan dar 

lugar a beneficios inmediatos. 

Tanto Fedesarrollo (2009) como Wolak (2009), sugieren que el sistema de un solo 

par precio-cantidad por cada unidad como oferta para todo el día introduce 

rigideces que le restan eficiencia al mercado sin aportarle ventajas en términos de 

mitigar el poder de mercado. Precios de oferta fijos para todo el día hacen que 

participantes, aún con poco incentivo para ejercer poder de mercado, no oferten 

a costos marginales porque la oferta que hacen para la punta determina su 

despacho para todo el resto del día. Wolak demuestra, además, que esto se 

traduce en mayores precios e inflexibilidades que impiden a los ofertantes 

hidráulicos participar más activamente en el cubrimiento de la punta lo que, de 

ser remediadas harían aún menos necesaria la necesidad de complicados 

despachos de arranque y parada. Como se indica más adelante la CREG está 



 
 

considerando hacer un estudio en este sentido. El camino a seguir más eficiente 

sería que procediera a diseñar un par de alternativas y que las probara para 

identificar sus beneficios. 

Por último, tanto la eficiencia en el formato de oferta como la competencia en el 

mercado se beneficiarían de la participación activa de la demanda en el mercado. 

En esto todos los analistas están de acuerdo, cómo lograrlo es el desafío que 

enfrenta el mercado en el mediano o largo plazo. Para proceder en este sentido 

sería necesario coordinar un programa que permitiera recopilar las evaluaciones 

de la introducción de estos sistemas en otros países y las posibles modalidades 

para iniciar su introducción en Colombia. Es importante distinguir las diferencias 

con estas experiencias generalmente realizadas en sistemas predominantemente 

térmicos.  Después de 10 años de haber sido introducida en los EEUU, la 

competencia al por menor solo ha prosperado en el sector residencial en Texas. 

La introducción de medidores inteligentes no añadiría mucho si no se adopta un 

sistema tarifario que le permita al usuario responder a los precios para acomodar 

su consumo. 

2.1.3  Poder de mercado. 

 

El funcionamiento de la bolsa ha sido objeto de múltiples análisis. Como buena 

parte de los mercados eléctricos, el de Colombia tiene una estructura oligopólica 

con índices de concentración elevados tanto en capacidad como en generación. 

La fuente de información más completa sobre el desempeño de la bolsa la 

constituyen los informes del Comité de Seguimiento del Mercado de Energía 

Mayorista (CSMEM).  De sus sucesivos informes se concluye que algunos 

agentes tienen poder de mercado, pero también  se concluye que, en general, el 

precio de bolsa en el mediano y largo plazo responde de forma bastante estrecha 

al comportamiento de los fundamentales.  

 En el Informe 76 que evalúa el desempeño del mercado en 2012, se hacen las 

siguientes observaciones:  

“A partir del mes de septiembre y en forma coincidente con la escalada alcista de los 

precios de bolsa, los indicadores de Lerner para algunos agentes del mercado alcanzaron 

niveles preocupantes que reflejan la existencia inequívoca de poder de mercado”. (Página 

4). 

“…los agentes sólo explotan el poder de mercado cuando efectivamente tienen los 

incentivos para hacerlo. Es decir, cuando las utilidades que derivan del spot superan 



 
 

eventuales pérdidas en ventas de contratos de largo plazo. Finalmente, se constató que los 

agentes con recursos térmicos cuentan con algún grado de poder de mercado y por ello 

sus ofertas no se explican exclusivamente en la evolución de los precios de los 

combustibles. Existe una relación estadística clara entre escasez de agua y altas ofertas 

térmicas.”. (Página 9). 

“…el sector de la generación puede mantener un buen desempeño financiero, bajo 

distintos escenarios de hidrología. Por otra parte, la rentabilidad encontrada es alta con 

respecto a los promedios en otras actividades de la economía, pero no se sitúa en niveles 

altos donde se ejerce poder de mercado”. (Página 12).  

Del Informe 65 se extraen las siguientes observaciones, relativas al 

funcionamiento del mercado en 2011:  

 “Los precios de bolsa han reaccionado como se espera en un mercado eficiente, a medida 

que se acumulan recursos en los embalses el precio spot tiende a la baja; no obstante, la 

volatilidad de los precios sigue siendo elevada. Contrariamente a lo esperado con los 

abundantes aportes hídricos y los niveles de los embalses, algunos precios máximos de 

bolsa, siendo elevados pero todavía distantes del precio de escasez, ocurren por efecto del 

mantenimiento del parque térmico en la estación de lluvias”. (Página V) 

“La abundancia de agua ha mantenido controlado el poder de mercado en todo el espectro 

horario…” (Página 25). 

El Informe 55, referido al 2010, señala:  

“Durante el periodo seco, se presentaron precios elevados que cayeron al final del 

fenómeno del Niño; sin embargo, durante enero y febrero el nivel del precio de bolsa fue 

bajo para la situación de Niño, lo cual obedeció a estrategias utilizadas por los 

generadores para optimizar sus resultados, especialmente frente a las modificaciones 

regulatorias del mercado. En el segundo semestre del año, el nivel agregado del embalse se 

recuperó a sus valores históricos; no obstante lo anterior, el precio promedio en los meses 

de septiembre y octubre superó el de los años anteriores al 2009, mostrando menor 

volatilidad en horas de alta demanda; finalmente en noviembre con la Niña en su máxima 

severidad, el precio de bolsa presentó una caída por debajo de los niveles históricos”. 

(Página III).  

Tal vez la característica más importante del mercado mayorista es que este pueda 

ser lo más competitivo posible a pesar de las conocidas limitaciones asociadas a 

la naturaleza particular de la electricidad, que conducen a mercados incompletos 

y de una sola punta hacen que el mercado eléctrico no pueda ser como un 



 
 

mercado de bienes básicos cualquiera. Esta competencia no sólo es necesaria en 

la Bolsa sino también en los mercados de contratos y en los de OEF.  

  

Es claro que la propiedad de la oferta empezó, y sigue concentrada, circunstancia 

agravada por la integración vertical. Para evitar el ejercicio de poder de mercado 

se han expedido regulaciones (Resoluciones CREG 128 de 1996, 042 de 1999, 01 

de 2006 y 060 de 2007) sobre límites a la participación en la actividad de 

generación y a la participación accionaria entre empresas con actividades 

complementarias. En términos generales ningún generador puede controlar más 

del 25% de la capacidad instalada. Sin embargo, la Resolución 60 de 2007 

introduce condiciones diferenciales según la participación del agente en la 

energía firme disponible (ENFICC) y la concentración del mercado, medida por 

el Índice Herfindahl Hirschman (IHH). Cuando la participación de un generador 

sea mayor o igual a 25% e inferior a 30%, y el IHH mayor o igual a 1800, la CREG 

pondrá dicha situación en conocimiento de la SSPD para lo de su competencia, 

sin perjuicio de las acciones que pueda adelantar esta Superintendencia, en 

desarrollo de las funciones que le son propias y en especial lo indicado en los 

artículos 3 y 5 del Decreto 990 de 2003. Cuando la participación de un generador 

sea mayor o igual a 30% y el IHH sea mayor o igual a 1800, el generador deberá 

poner a disposición de otros agentes la energía suficiente para que la 

participación en la actividad de generación retorne a los niveles establecidos. 

Estas medidas permitieron flexibilizar la expansión de algunos generadores 

dominantes pero no ha sido puesta a prueba en la práctica13.  

 

Con base en la experiencia de la crisis del 2009 la CREG presentó para 

comentarios el documento CREG 118 de 2010: Medidas para la promoción de la 

Competencia en el Mercado Mayorista de Electricidad, el cual establecía un 

complejo sistema para detectar los generadores que tuviesen capacidad de ejercer 

poder de mercado por medio de los índices pivotales y de la oferta residual para 

cada uno y establecer medidas para mitigar este poder. La propuesta fue muy 

detallada y criticada por los agentes. Por tal motivo la CREG convocó a un 

seminario en Bogotá el 7 de diciembre de 2010 en donde se discutieron 

presentaciones de Frank Wolak, Nils von der Fehr, David Harbord y Peter 

Cramton. Todos los panelistas pusieron de presente la dificultad e ineficacia de 

                                                           
13  Con la entrada en operación comercial de grandes proyectos como Ituango, Sogamoso y 
Quimbo se incrementará la participación de EPM, ISAGEN y EMGESA tanto en generación como 
en comercialización.  

 



 
 

un procedimiento de micromanejo para el control de poder de mercado. Como 

resultado de esta discusión se archivó el proyecto.  

 

La SSPD estableció en enero de 2006 el Comité de Seguimiento del Mercado de 

Energía Mayorista, CSMEM, con base en consultoría realizada por el profesor 

Wolak, cuyo objetivo fundamental es realizar el monitoreo del mercado eléctrico 

colombiano con el fin de brindar señales oportunas a los entes de vigilancia, 

regulación y control y a los agentes del mercado para garantizar la eficiencia del 

mismo. Dicho comité ha emitido hasta el momento 76 informes mensuales en los 

que, además de presentar los indicadores del mercado, desarrolla temas de 

interés para el mismo. Un tema recurrente en los informes mensuales ha sido la 

identificación de capacidad de ejercer poder de mercado por parte de algunos 

generadores. Esta capacidad ha sido detectada también, aunque en menor escala, 

en el informe del Profesor Wolak para la SSPD en 2010 en donde encontró para 

cuatro generadores no solo la capacidad de influir el precio de bolsa sino también 

la posibilidad de beneficiarse de estas alzas. Wolak efectuó además un estimado 

del Benchmarking, aproximación al costo marginal del mercado, con una 

variedad de supuestos que subestimaban el poder de mercado encontrando, que 

en algunos casos la diferencia con las ofertas de los generadores era apreciable.  

 

La teoría económica detrás del ejercicio del poder de mercado y como prevenirlo 

está descrita en detalle en el informe del profesor Wolak a la SSPD en 2009. Un 

resumen de la misma se incluyó en el Estudio de Fedesarrollo con base en el libro 

de Jaime Millán14 y se incluye en el anexo 2. En resumen, es inútil tratar de 

identificar día a día el ejercicio de poder de mercado y más inútil aún tratar de 

entablar una sanción legal basada en hechos individuales y de corto plazo. Lo 

que se busca es más bien identificar patrones de precios que en una manera 

sistemática muestren el ejercicio de poder de mercado y las transferencias de 

rentas a las que da lugar.  Para ello es preciso detectar series largas en que los 

precios superen un benchmarking y de confirmarse esta situación proceder a 

tomar medidas por un periodo de tiempo en que se pasaría de un sistema de 

ofertas libres a un sistema de costos, como los existentes en algunos países de la 

región. Se estima que esta amenaza sea suficiente para que el mercado se auto-

controle y se minimice el daño a los consumidores.  
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 Millán Jaime (2006). Entre el Mercado y el Estado: Tres décadas de reformas en el sector eléctrico de 
América Latina. Banco Interamericano de Desarrollo. Washington D. C. 

 



 
 

 

Para ello es preciso que pueda operar un monitor independiente del mercado 

para producir toda la información necesaria y transmitirla a las autoridades 

competentes. La ubicación del Comité, en la SSPD, así como su financiamiento 

han sido objeto de algunas críticas, en particular toda vez que la función de 

control de monopolios y vigilancia de la competencia ha sido trasladada a la SIC. 

El Estudio de Fedesarrollo recomendó fortalecer la labor del CSMEM y asegurar 

su independencia. En el informe final se harán recomendaciones sobre el papel y 

ubicación del CSMEM dado que la responsabilidad de competencia ha sido 

trasladada a la SIC. El CSMEM no solamente debe mirar la bolsa sino también el 

desempeño del mercado de contratos. 

 

2.1.4  Costos de arranque y parada. 

 

Como respuesta a la observación de los generadores térmicos de que sus altas 

ofertas son debidas a la posibilidad de no recuperar sus costos de arranque y 

parada (CAP) con el sistema vigente de ofertas únicas (CAP y costos variables), si 

sus plantas se despachan solamente un período corto de tiempo y a capacidad 

mínima, la CREG sometió a consulta un procedimiento para separar las ofertas 

en la resolución 012 de 2009. Mediante ese procedimiento se permite a los 

generadores térmicos hacer ofertas separadas por CAP y por costos variables, se 

realiza un despacho óptimo para todas las horas del día en forma simultánea, de 

tal manera que se minimice el costo total incluyendo los CAP, entre otros 

detalles. La Resolución CREG 051 de 200915, emitida a fines de mayo, acoge 

algunos de los reparos que se hicieron a la resolución 012 y presenta el diseño 

definitivo por recomendación de Peter Cramton
 

similar, pero no igual, al 

recomendado por el Standard Market Design en los Estados Unidos. La Resolución 

051 garantiza a cada planta térmica que, en caso de ser despachada, siempre 

podrá recuperar los costos variables, representados en sus precios de oferta, más 

sus CAP ofertados. El procedimiento adoptado para ello consiste en añadir al 

precio de bolsa un valor adicional, ∆IN, el cual resulta de dividir el valor 

necesario para asegurar a las térmicas la recuperación de sus ofertas por toda la 
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 La Resolución 051 y el Documento CREG 046 de 2009 que analiza las alternativas se refieren a 
otros aspectos relacionados con los cambios como son la manera de tener en cuenta la 
reconciliación positiva, los servicios auxiliares y otros que no son objeto de análisis en este 
documento 
 



 
 

demanda del día. Este adicional es devuelto por los generadores que no 

requieran la compensación y asignado a quienes sí la requieran. 

El procedimiento de la resolución 051, si bien favoreció la formación de ofertas 

de la generación térmica, ha sido objeto de numerosas críticas por introducir un 

sistema complejo, poco transparente y de difícil reproducción por los 

participantes en el mercado. En opinión de algunos ha aumentado la 

inflexibilidad de plantas térmicas encareciendo, en vez de disminuir, los costos 

para el consumidor. Un miembro del equipo consultor, Frank Wolak16, en su 

trabajo para la Superintendencia de Servicios públicos hacía una crítica 

devastadora a la conveniencia de adoptar este tipo de medida porque casi con 

seguridad asegura un mayor costo para el consumidor. A continuación se 

transcriben sus conclusiones sobre el tema: 

Although guaranteeing the recovery of start-up costs limits the number reasons that 

suppliers have to submit offer curves in excess of their marginal costs, the likely outcome 

of this change in the offer curve is higher, not lower, average wholesale energy costs 

because, different from the market for all other products, generation unit owners will be 

guaranteed to never lose money from operating their units, no matter how long these 

units operate. The argument for guaranteeing start-up cost recovery is further weakened 

by the large hydroelectric capacity share in the Colombian electricity supply industry. 

Hydroelectricity units have extremely low start-up costs and are therefore ideally suited 

to operating for short periods of time to manage system demand peaks during the day. 

This logic provides further support for the arguments in favor increasing the flexibility in 

energy offer curves discussed in Section 3. Finally, because the Colombian market has 

operated for more than ten years without this start-up cost guarantee, it seems reasonable 

to expect a clear and compelling reason, backed up by strong empirical evidence as a basis 

for any change in this market rule. I propose one empirical study that could provide the 

necessary evidence. 

El profesor Wolak presentó a mediados del 201017 los resultados de un estudio 

sobre los impactos del mecanismo de arranque y parada sobre los precios del 
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 Wolak, Frank. 2009. Report on Market Performance and Market Monitoring in the 

Colombian Electricity Supply Industry, Para la SSPD. Julio 
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mercado mayorista. Para todas las horas de la muestra estimó el costo total 

variable de todas las unidades térmicas durante cada hora del día y luego usó 

este valor para determinar si para el mismo valor de Generación Total Ideal cada 

hora, el costo total variable de la generación térmica total ideal es menor después 

de agosto 1 de 2009. Repitió este ejercicio para la generación real y como no 

encontró diferencias en los dos casos concluyó que la evidencia empírica no 

permitió encontrar ningún cambio en el costo total, ajustado por producción,   de 

la generación Ideal ni Real después de agosto 1 de 2009.   

Fedesarrollo (2009) se preguntaba si, la magnitud del problema ameritaba entrar 

en complicaciones como la propuesta y, en particular, por qué no había sido 

considerado como un problema antes. Al respecto señalaba el estudio: 

Parecería, que la operación por corto tiempo (y variable) de las plantas térmicas, que 

efectivamente han venido siendo utilizadas como unidades de punta, algunas veces por 

sólo una o dos horas al día, es de alguna manera inusual y puede haber sido debido a las 

condiciones hidrológicas asociadas con el fenómeno de la Niña. En un sistema hidro-

térmico como el colombiano se esperaría que las unidades térmicas se utilicen 

principalmente como unidades de base en períodos de condiciones hidrológicas secas. En 

tales períodos, los CAP serían distribuidos en muchas horas y por tanto no requerirían 

un margen muy alto entre el precio de bolsa y el CV (puesto que las unidades 

hidroeléctricas fijarían el precio, éste tendería a exceder el CV de las unidades térmicas en 

cualquier caso). Decidir sobre sí la magnitud del problema es lo suficientemente grande 

como para ameritar medidas específicas es importante porque cualquier medida de tal 

naturaleza muy probablemente implicaría una ruptura con la filosofía general de contar 

con una estructura de ofertas sencilla, y la propuesta de la resolución 051 de la CREG 

ciertamente lo hace. No sería deseable desviarse de tal filosofía a no ser que realmente sea 

necesario. 

Si se considera que el problema de los CAP es estructural, y lo suficientemente 

importante como ameritar un rediseño del sistema de ofertas, lo que implica que la 

situación observada en el pasado, cuando no se detectaba el problema era transitoria, 

entonces existe una razón de peso para encontrar la solución correcta. Entre más 

importante sea el problema, más importante es encontrar la solución correcta. Los precios 

en el mercado mayorista producen las señales para la nueva inversión, particularmente de 

capacidad de punta, y es, por lo tanto, esencial establecer las señales de precios que 

fomenten la construcción de capacidad de punta eficiente, más comúnmente asociada con 

centrales hidroeléctricas”. 



 
 

Como lo anota el Profesor Wolak permitir ofrecer más de un par de precio -

cantidad por cada unidad durante el día puede flexibilizar las ofertas de los 

hidráulicos de tal manera que les permita atender la punta. No se justifica 

atender la punta con plantas de largo periodo de arranque y alto costo de 

operación. Los consultores entienden que la CREG ha llamado a presentar 

propuestas para analizar el impacto de los CAP así como el formato de oferta 

diferente al actual. Es por lo tanto una oportunidad para que la CREG elabore 

unos términos de referencia de un estudio que despeje de todas maneras las 

dudas existentes. 

2.2 Mercado de largo plazo.  

2.2.1 Aspectos generales. 

 

Los contratos de largo plazo son contratos financieros, no obligan a entrega 

física, no aseguran su despacho ni la atención de la demanda en caso de 

racionamiento. Son contratos de cobertura frente al riesgo de la bolsa. Existen 

dos segmentos en el mercado de largo plazo: el mercado de clientes libres y el 

mercado para clientes regulados. 

En el primero participan generadores, comercializadores y grandes 

consumidores – con consumo mensual superior a 55 MWh o demanda máxima 

superior a 100 KW - que acuerdan libremente el precio, las cantidades de la 

energía transada y el plazo. La única exigencia regulatoria es que los contratos 

tengan resolución horaria para que puedan ser liquidados contra la generación 

efectiva.   

En el segundo, participan los distribuidores-comercializadores que abastecen 

clientes regulados y los generadores-comercializadores y los comercializadores 

independientes. En este caso no existe negociación bilateral; se realizan 

convocatorias públicas donde el contrato debe ser adjudicado al menor precio 

ofertado. Los distribuidores-comercializadores cuya demanda represente el 5% o 

más de la demanda total del sistema no pueden cubrir con energía propia más 

del 60% de sus requerimientos para abastecer sus clientes regulados. Ni estos ni 

los demás comercializadores tienen obligaciones de contratar anticipadamente 

cantidades mínimas de energía. Su grado de exposición al mercado spot es 

decisión propia, sin embargo los comercializadores que compran energía para 

sus clientes regulados buscan cubrir con contratos la totalidad o la mayor parte 

de su demanda.  



 
 

Todos los contratos deben ser registrados ante el administrador del sistema de 

intercambios comerciales. Actualmente existen por lo menos 20 modalidades de 

contratos que difieren según las condiciones de cantidad y precio. En cuanto a la 

cantidad existen contratos pague lo demandado, pague lo contratado y pague lo 

demandado con tope. En cuanto al precio el más corriente es el de precio fijo 

durante todo el período de vigencia, pero también los hay más sofisticados con 

precios horarios o precios ligados al precio de bolsa o a algún índice de precios 

determinado. 

El mercado de largo plazo tiene dos segmentos con diferentes precios. 

Históricamente, los precios en el segmento de donde se transa la energía para el 

mercado regulado han excedido a los del mercado no regulado. Esa diferencia de 

precios puede explicarse por el volumen transado, la distribución horaria de la 

demanda, la duración del contrato y el riesgo del comprador. Pero también 

puede ser el resultado de una discriminación de precios explicada por la 

diferencia en la elasticidad de la demanda de cada uno de los segmentos. Hace 

algunos años la CREG realizó un análisis de los factores económicos y técnicos 

que podrían explicar las diferencias de precios, concluyendo:  

“…no se encontró que los factores técnicos y económicos estudiados incidan en la 

diferencia de precios, lo que conlleva (sic) a concluir que la distorsión en los mercados es 

evidente y que los vendedores podrían estar efectuando una discriminación no justificada 

de precios en función del segmento del mercado que atienden”18 

En estudio reciente realizado para ACOLGEN, Barrera y García (2010) hacen una 

similar observación:  

“Entendemos que el análisis de esta divergencia de precios realizado por el regulador se 

ha centrado en temas de costos y no en explicaciones sobre las diferentes elasticidades de 

demanda. Aunque no es nuestro objetivo analizar la divergencia de estos costos, debemos 

resaltar que este análisis regulatorio ignora que las divergencias de precios que no sean 

explicadas por diferencias en costos. Existen circunstancias en las cuales la 

discriminación de precios no tiene por qué ser reflejo de poder de mercado”19. 
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 CREG (2005). Documento 065. Definición de la componente de generación en la fórmula 

tarifaria de energía eléctrica. Página 22.  

 
19 Barrera y García (2010). Desempeño del mercado eléctrico colombiano en épocas de niño. 

Lecciones del 2009 – 2010. ACOLGEN, Bogotá.  

 



 
 

La cuestión de las diferencias de precios es importante. El punto fundamental es 

la evolución del precio de los contratos pues es ese precio el que es relevante 

para el consumidor final, sea o no regulado. Un 80% o más de la demanda es 

cubierta con contratos.  

2.2.2 Mercado No regulado. 

 

La Tabla 2-1 muestra el precio promedio ponderado de la energía en contratos de 

largo plazo, estimado por ACOLGEN. Las tasas anuales de crecimiento exceden, 

casi todos los años, los incrementos del IPC y el IPP. En la última columna se 

muestra el precio en pesos constantes de 2001, resultante de deflactar los precios 

corrientes por el valor del IPP a junio de cada año. En el período el crecimiento 

real es de 65% para una TCAC de 4,66%.  

Tabla 2-1. Precio promedio ponderado de contratos LP (G+C) ($/KWh) 

 

Fuente: ACOLGEN – Banco de la República - DANE 

La evolución de estos precios debe analizarse desde dos perspectivas, a saber: el 

comportamiento de los fundamentos del mercado y sus características 

microeconómicas.   

Antes de 2000 el precio de los contratos había caído a valores muy bajos, como 

consecuencia de la amplia oferta disponible y la fuerte competencia que se 

presentó entre los principales generadores por posicionarse en el mercado no 

regulado. La recesión del fin del siglo, con la consiguiente contracción de la 

demanda, agravó la situación de precios bajos que se expresó en la difícil 

2001 49,8 49,8

2002 54,1 8,6% 7,0% 9,3% 52,5

2003 64,7 19,6% 6,5% 5,7% 56,7

2004 70,6 9,1% 5,5% 4,6% 58,4

2005 73,5 4,1% 4,9% 2,1% 59,2

2006 74,8 1,8% 4,5% 5,5% 57,5

2007 80,1 7,0% 5,7% 1,3% 62,1

2008 91,9 14,8% 7,7% 9,0% 66,1

2009 106,8 16,2% 2,0% -2,2% 74,7

2010 112,5 5,3% 3,2% 4,4% 77,1

2011 119,1 5,9% 3,7% 5,5% 77,9

2012 124,8 4,8% 2,4% -3,0% 82,2

constantes 

2001

Precio promedio ponderado de contratos LP (G+C) ($/Kwh)

Fuente: ACOLGEN - Banco de la República-DANE

Año Corrientes
Incremento

(%)
IPC (%) IPP (%)



 
 

situación financiera por la que atravesaron las generadoras del país. Esto 

probablemente explique los incrementos registrados en 2002 y 2003.  

Entre 2004 y hasta 2008, el crecimiento de los precios - tanto los promedios como 

en los contratos individuales presentados en la gráfica – es relativamente 

moderado. Esto llama la atención como quiera que entre 2003 – 2004 se presentó 

un calentamiento en el Pacífico. Probablemente aún la situación de oferta 

holgada impidió que se reflejara en los precios de largo plazo.  

En 2008 y 2009 los precios promedio muestran un incremento significativo. A 

principios de la década la relación entre la capacidad instalada y la demanda 

máxima se situaba entre 1.7 y 1.8. Hacia 2008 se situaba entre 1.5 y 1.6. Medido 

de esta forma el margen aparentemente es todavía holgado. Sin embargo, dado el 

factor de carga típico de las centrales hidroeléctricas y los mantenimientos 

normales, a ese nivel, para cubrir la demanda, ya es necesario recurrir a la 

generación térmica lo cual se traduce en expectativas de precios de bolsa altos 

que se reflejan en los de la contratación de largo plazo. Adicionalmente es este 

época comenzó a aparecer en los análisis energéticos la posibilidad de generación 

térmica con combustible líquido en períodos de muy baja hidrología, dadas las 

restricciones en la producción y transporte de gas natural.  Esta expectativa pudo 

haber incidido en el precio de los contratos. También, como sugiere el ejercicio 

econométrico que se presenta más adelante, es probable que la introducción del 

esquema de cargo por confiabilidad haya incidido en las políticas de los agentes 

con relación a la contratación de  largo plazo. El problema del suministro de gas 

y la conversión a líquidos de parte importante del parque térmico es una 

circunstancia que está incidiendo e incidirá de manera significativa en el precio 

de la energía en los próximos años. Se volverá sobre este punto.  

Como se sabe, en el sector eléctrico colombiano el problema de la oferta no es de 

potencia sino de energía. Esta fue una lección duramente aprendida con el 

racionamiento de 1991. Los balances de oferta y demanda deben hacerse en 

términos de energía y no de capacidad.  Adicionalmente, el riesgo de exponerse a 

un precio de bolsa fijado por el costo de los combustibles líquidos y el riesgo de 

no estar presente en el despacho en el momento en que es hagan exigibles las 

obligaciones de energía firme20 , hace que la oferta comercial de energía sea 
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 Hay que insistir sobre este punto. Estamos frente a la paradoja de que el cargo de confiabilidad, 
diseñado para garantizar la oferta en el largo plazo, pareciera estar teniendo el efecto no buscado 
de restringir la oferta comercial en el corto plazo. No es claro si este es un efecto permanente o 
temporal, asociado en este último caso a la situación de combustibles del parque térmico.  



 
 

inferior a la que arrojaría la simple consideración de la capacidad disponible 

ajustada por los factores de carga de las distintas tecnologías. Esto significa, en 

otras palabras, que el indicador adecuado para hacer el balance comercial de 

oferta y demanda podría ser no la energía media sino la energía firme21. La 

Figura 2-1 da cuenta de lo anterior.  

 

Figura 2-1. Margen de capacidad 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en XM 

Los grandes consumidores industriales se duelen del alza en el precio y del 

estrechamiento del mercado expresado en que el número de participantes a sus 

solicitudes de oferta se ha reducido notablemente en los últimos años. La Tabla 

2-2 ilustra esta situación para 57 contratos reportados por 11 grandes 

consumidores: hasta 2006 el número de oferentes era usualmente superior a 5, 
                                                                                                                                                                             
 
21

 Barrera y García (2010) hacen una observación similar: ―Es muy factible que las empresas, 
adversas al riesgo, contraten cantidades alrededor de su energía firme en momentos en que 
esperen un fenómeno hidrológico severo y cantidades muy superiores a la misma en otros 
momentos‖. Página 91. Pero esto puede variar de un generador a otro. La energía disponible para 
contratos por parte de los generadores hidráulicos está relacionada con su política de riesgo de 
acuerdo a las características de firmeza de sus recursos cuya metodología de cálculo es particular 
de cada agente. El nivel de contratación varía entre las empresas entre el 60% y el 90% de sus 
energías media en función de las características de sus recursos. Por otro lado los generadores 
térmicos por lo general, salvo dos excepciones, no venden su energía firme en contratos de largo 
plazo quedando el mercado de contratos principalmente para los agentes hidráulicos. 



 
 

después de ese año se reduce. Sesenta empresas que respondieron la encuesta 

realizada por la Cámara de Grandes consumidores manifestaron que en 

promedio se presentaron 2,8 oferentes a las convocatorias realizadas durante 

toda su participación en el mercado no regulado. A la última convocatoria se 

presentaron 2,3 oferentes en promedio.  

 

Tabla 2-2. Número de oferentes contratos LP No regulado 

 

Fuente: Elaboración propia, a partir de encuesta a afiliados a la ANDI 

En efecto, los comercializadores independientes han desaparecido del mercado 

no regulado22. Alegan que los grandes generadores no les venden energía o lo 

hacen en condiciones de precio y cantidades desfavorables. No están dispuestos 

a asumir el riesgo de la bolsa en donde su participación está también restringida 

por las garantías exigidas que a su juicio son excesivas. Los generadores 

exclusivamente térmicos se han marginado también del mercado de largo plazo. 

Al parecer para ellos resulta más rentable ser vendedores netos en bolsa cuando 

resultan despachados que cubrir sus contratos con esa generación. Esto lleva a 

que en el lado de la oferta del mercado de contratos sólo estén los generadores 

hidráulicos o mixtos23. La mayoría de los 44 generadores registrados y activos en 

el mercado son pequeñas plantas hidráulicas sin firmeza que no pueden 

garantizar un suministro de largo plazo. Solo quedan pues en el mercado no 

regulado 3 ó 4 generadores-comercializadores del lado de la oferta.  

A diferencia de lo que ocurría hace algunos años vender en el regulado es  

atractivo: el precio es mayor y los riesgos comerciales otrora tan frecuentes 
                                                           
22 ANDESCO no está de acuerdo con esta afirmación. 

 
23 Es muy probable,  que el marginamiento de los generadores térmicos del mercado de largo 
plazo se explique por la migración a líquidos por la que han optado muchos de éstos. La 
migración a líquidos puede permitir la atención de la demanda, pero desincentiva la contratación 
de largo plazo. 

Más de 5 3 ó 4 1 ó 2

En 2005 o antes 18 2 2

Desde 2006 hasta 2009 3 18

De 2010 en adelante 4 10

Total 21 24 12

Fuente: Encuesta afilidados ANDI

Número de oferentes contratos LP No regulado



 
 

prácticamente han desaparecido. La mayor parte de la energía la venden a los 

comercializadores que abastecen el mercado regulado. 

Por otra parte, la competencia por los grandes consumidores parece haberse 

estabilizado. La mayoría de las empresas, 60 encuestadas por la Cámara de 

Grandes consumidores de la ANDI, manifestó estar siendo abastecidas por el 

mismo proveedor desde 1999 o haber cambiado de proveedor dos veces en 

promedio en el tiempo de su participación en el mercado no regulado.  

La corta duración de los contratos ha sido señalada como un factor que puede 

dar lugar a que los precios estén más afectados por las expectativas de corto 

plazo sobre el precio de bolsa que de sus tendencias de largo plazo.  La encuesta 

ya mencionada entre los consumidores industriales indica una duración 

promedio de 40 meses. La aplicación de esa misma encuesta a 13 grandes 

consumidores que reportaron 66 contratos arrojó los resultados que se presentan 

en la Tabla 2-3.  El 73% de esos contratos se suscribieron en los 3 últimos meses 

del año, con fecha de inicio en enero del año siguiente. 

Tabla 2-3. Duración de los contratos LP No regulado 

 

 

Fuente: Elaboración propia, a partir de encuesta a afiliados a la ANDI 

Aunque al plazo de contratación que arrojan las encuestas de la ANDI, 40 meses 

en promedio, es superior al que usualmente se indica como típico en el mercado 

no regulado, entre 12 y 24 meses, podría considerarse aún lejos de ser una 

verdadera contratación de largo plazo: 5 o más años. Sin embargo, la forma en 

Duración # %

  12 o menos 5 7,6

Mas de 12 y menos de 24 7 10,6

24  meses 28 42,4

Mas de 24 y menos de 36 9 13,6

36 meses 11 16,7

Mas de 36 6 9,1

Total 66 100

Fuente: Encuesta a Afiliados ANDI

Duración de los contratos LP No regulado

Mes I II III IV V VI VII VIII IX X XI XII

Contratos 2 5 2 0 2 2 1 3 0 10 8 28

Fuente: Encuesta afiliados ANDI

Contratos LP Mes de contratación



 
 

que contratan los grandes consumidores no puede considerarse irracional. La 

inestabilidad del precio de bolsa y el hecho de que éste pueda ser muy bajo 

durante largos períodos de tiempo cuando la hidrología es abundante, puede 

disuadirlos de contratarse a muy largo plazo, aunque esto se ha manejado con la 

fijación de precios de contratación ligados al precio de la bolsa. Es posible 

también que el hecho de que los contratos sean financieros y que no aseguren, 

por tanto, la entrega de la energía en caso de racionamiento le resten incentivos a 

la contratación a muy largo plazo. Naturalmente esta forma de contratación 

entraña riesgos en presencia de hidrologías bajas cuando hay expectativas de 

precios al alza en el spot.  

El mercado no regulado estaría presentando los siguientes rasgos: 

 Una fuerte concentración del lado de la oferta cuyo efecto sobre la 

formación de los precios es más significativa cuando se presenta, como en 

la actualidad, un mercado de vendedores por la disminución de la energía 

firme disponible.  

 Períodos de contratación cortos, aunque al parecer no tanto como se 

considera usualmente, contratación en masa – en los últimos meses del 

año – con poca antelación a las fechas de inicio. Esto hace que los precios 

de los contratos sean muy sensibles a los precios de bolsa en horizontes 

cortos.  

 Falta de estandarización que impide el surgimiento de un mercado 

secundario. 

 

Los mercados bilaterales donde las partes definen libremente los términos 

contractuales que existen para toda clase de bienes y servicios. Cualquier 

regulación excesiva que se establezca en ellos corre el riesgo de desnaturalizar su 

esencia. Su adecuado funcionamiento depende de su estructura, es decir, del 

grado de concentración del lado de la oferta y la demanda; de su tamaño relativo 

y de la existencia de opciones para los participantes.  

La cuota de mercado en comercialización está regulada por la Resolución 024 de 

2009, la cual establece que ninguna empresa podrá tener directa o indirectamente 

una participación superior al 25% en la actividad de comercialización. No se ha 

reportado que ninguna empresa haya excedido ese límite, que en caso de ser 

superado obliga a la empresa a tomar las medidas requeridas para ajustarse. El 

25% como cuota máxima de mercado es una práctica usual en la regulación 

sectorial y la legislación anti-trust. Podría ser del 20%, por ejemplo, pero no es 



 
 

evidente que ello introduzca un cambio significativo en la situación actual. De 

hecho, dada la preferencia de los generadores-comercializadores por el mercado 

regulado, podría presentarse la situación paradójica de que, en el corto plazo, un 

límite más drástico a la cuota de mercado reduzca la oferta comercial disponible 

para el mercado no regulado pues los mayores llenarían su cuota con sus ventas 

en el regulado.  

Probablemente más importante para controlar el poder de mercado en la 

contratación bilateral es la existencia de opciones de salida para los compradores. 

Evidentemente las más obvia es la existencia de un mercado spot al que puedan 

recurrir. Esa no existe hoy, salvo de forma indirecta cuando en los contratos se 

fijan precios vinculados al de bolsa. Debería discutirse la participación directa de 

la demanda de los grandes consumidores en el mercado spot. Ya en el Perú se 

creó una figura que permite a los grandes consumidores o consorcios de ellos con 

demandas máximas iguales o superiores a 10 MW participar directamente en el 

spot24.  

Otra salida para los grandes consumidores sería evidentemente la auto-

generación. Hoy existen en el país unos 1.700 MW de autogeneración, 

principalmente propiedad de las empresas petroleras. Actualmente el auto-

generador es el agente que produce electricidad para su propio consumo. 

Excepcionalmente, cuando se presenta racionamiento o hay riesgo de que ello 

ocurra, se abre la posibilidad de que venda sus excedentes en el mercado 

mayorista. Al parecer esto no es suficiente como para que la auto-generación 

ejerza una presión competitiva sobre el mercado mayorista. Como ocurre ya con 

el cogenerador, el auto-generador debería poder colocar sus excedentes en el 

mercado, cumpliendo reglas sobre respaldo y uso de las redes similares a las que 

hoy se aplican a los cogeneradores.   

También podría buscarse avivar la competencia en el mercado no regulado 

reduciendo los límites a la participación los cuales no se modifican desde 2000. 

Aunque esto requiere la solución regulatoria a problemas de descreme de 

mercado,  alternativas a la medición de los consumos y comercializador de 

última instancia.  

Finalmente, desde hace años se habla de la necesidad de disponer de un mercado 

organizado para la contratación de largo plazo en el que se transe al parecer 
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 Esta disposición se dio a nivel legal, pero aún no se ha regulado. 



 
 

obligatoriamente toda la energía para el mercado regulado y voluntariamente la 

del no – regulado. Todo esto puede ser conveniente si se presenta como 

alternativa a la contratación bilateral y no como sustituto.  

Tabla 2-4. Encuesta a grandes consumidores 

 

Fuente: Elaboración propia, a partir de encuesta a afiliados a la ANDI 

 

2.2.3 Mercado Regulado. 

 

Es necesario referirse ahora al mercado mayorista regulado, es decir, donde se 

transa la energía destinada a los usuarios regulados. La regulación ha avanzado 

en lo referente al mercado spot y al de confiabilidad. En el caso del mercado 

regulado las reglas se han mantenido prácticamente desde el inicio del mercado. 

La resolución 054 de 1994 les impuso la obligación de comprar su energía para el 

mercado regulado ―mediante procedimientos que aseguren la libre 

concurrencia‖. Esto mismo es retomado en las resoluciones 20 de 1996 y 167 de 

2008.  Esto es lo que por otra parte señala el artículo 42 de la ley 143.  

Curiosamente, parece haberse interpretado que el único procedimiento que 

asegura la libre concurrencia es el de las licitaciones públicas. A ninguna 

ENCUESTA DE CARTACTERIZACION DE LAS EMPRESAS

Encuesta con destino al Estudio de Competitividad Energía Electrica

Número de establecimientos encuestados 60

1. Año promedio que la empresa gestiona la compra de energía en el mercado eléctrico: 2001

2. Promedio de veces que la empresa ha cambiado de proveedor 2

3. Año promedio que la empresa es abastecido por su proveedor actual 1999

4. Promedio de comercializadores que atendieron la invitación a ofertar (Todos los contratos): 2,8

5. Promedio de comercializadores que atendieron la última convocatoria: 2,3

6. Duración promedio en meses del contrato más viejo: 29

7. Duración promedio en meses del último contrato: 40

8. Respecto al contrato más viejo modalidad en cuanto a PRECIOS (%)

Fijo 8,6

Indexado al precio de Bolsa 11,4

Indexado a Otro Indicador 80,0

- IPC 2,9

- IPP 14,3

- Otras modalidades 5,7

- No especifica el indicador 57,1

9. Respecto al contrato más viejo modalidad en cuanto a ENTREGA (%):

Pague lo contratado 2,9

Pague lo demandado 80,0

Otro 17,1

10. Respecto al último contrato modalidad en cuanto a PRECIOS (%):

Fijo 15,4

Indexado al precio de Bolsa 3,8

Indexado a Otro Indicador 80,8

- IPC 1,9

- IPP 19,2

- Otras modalidades 9,6

- No especifica el indicador 50,0

11. Respecto al último contrato modalidad en cuanto a ENTREGA (%):

Pague lo contratado 1,9

Pague lo demandado 75,0

Otro 23,1



 
 

empresa se la ha ocurrido recurrir a otros procedimientos, aunque muchas de 

ellas estarían en condiciones de sistemas de contratación abiertos a la 

participación simultánea de múltiples oferentes. No hay nada en la regulación 

que lo impida; pero, tampoco, al parecer, nada que lo incentive. Es preciso 

señalar, sin embargo, que si bien la regulación no consagra de forma expresa que 

la subasta de sobre cerrado sea el único procedimiento que garantiza ―la libre 

concurrencia‖, la adopta de forma subrepticia en el literal e) del  artículo 5 de las 

resolución 20 de 1996 y 167 de 2008:  

 “Las ofertas que se presenten, incluyendo la de la empresa que abrió la convocatoria 

cuando esta desarrolle la actividad de generación en forma combinada con la de 

comercialización o distribución comercialización, deberán presentarse en sobre 

cerrado y depositarse en una urna; su apertura deberá efectuarse simultáneamente y 

en acto público en el cual todos los proponentes tengan la posibilidad de estar presentes” 

Es innecesario enfrascarse en una discusión sobre parágrafos, acápites e incisos. 

El hecho es que el procedimiento de contratación de la energía para el mercado 

regulado – subasta de sobre cerrado de una sola ronda – es claramente 

inadecuado para un mercado donde la oferta está concentrada en jugadores que 

se conocen muy bien los unos a los otros y donde hay un alto grado de 

integración vertical, directa o indirecta. En cualquier caso, por creer que este es el 

único procedimiento o por carecer de incentivos a adoptar otros, los 

comercializadores se han concentrado en garantizar el traslado al consumidor 

final de un costo de generación lo más cercano posible al precio de sus compras 

propias, más que en hacer una gestión eficiente de éstas.  Los comercializadores 

deberían tener condiciones similares a los grandes consumidores, es decir, poder 

realizar varias rondas o establecer procedimientos de contratación abiertos a la 

participación simultánea de varios oferentes. Empresas como EPM, CODENSA o 

ELECTRICARIBE podrían haber desde hace tiempo implantado sus propio 

sistema de contratación electrónica o, si se prefiere, su propio MOR.  

La fórmula para el traslado del costo de generación incentiva las compras en 

masa como quiera que cuando un gran comercializador sale a pedir ofertas los 

demás se precipitan a salir para que su propio precio tenga peso en el promedio 

de mercado. En general este pesa entre un 80% y 90%. Este promedio podría 

modificarse incluyendo en él también los precios del de los contratos bilaterales 

con destino al mercado no regulado y no sólo, como es ahora, los destinados al 

regulado. Esto probablemente incentivaría a los comercializadores a buscar 

procedimientos que les permitan comprar su energía a mejores precios y 



 
 

reduciría el incentivo de los generadores integrados a discriminar entre los dos 

mercados25.  

2.2.4.  Determinantes del precio de los contratos: un ejercicio.  

 

El siguiente ejercicio econométrico regresa el precio real de contratos contra el 

margen de reserva, el precio real del gas, el precio de bolsa, el nivel de embalses, 

y tres dummys: cargo por confiabilidad (C.C), resolución 119 y fenómeno de El 

Niño. 

Dado que no existe información pública suficiente sobre el precio de los 

contratos firmados y registrados, se ha construido una variable ―proxi‖ de la 

variable dependiente, a partir del precio de contratos liquidados, tomando para 

el período ―t‖, el promedio simple de los contratos liquidados en el lapso de los 2 

años siguientes a ese período, deflactado por el IPP. La idea básica es que, dada 

una duración típica de 1 a 2 años de los contratos, aquellos que se firmen hoy se 

liquidarán en algún momento en los dos años siguientes. 

Las variables explicativas son: 

 Margen de reserva: la relación entre la capacidad total del sistema y la 

demanda efectiva, medida como proporción de la demanda. 

 Precio del gas: precio histórico de referencia del gas natural, campo 

Guajira, convertido a pesos mediante la tasa representativa de mercado y 

deflactado por el IPP. 

 Precio de bolsa, deflactado por el IPP. 

 Nivel de embalses. 

 Dummy Cargo por Confiabilidad: 1, a partir de diciembre de 2006, en que 

entra en vigencia el Cargo por Confiabilidad. 

 Dummy Resolución 119: 1, a partir de febrero de 2008, en que entre en 

vigencia la resolución 119. 

                                                           
25 A juicio de algunos agentes  esta propuesta no es viable ya que los dos mercados no son 
equiparables y se estaría distorsionando la señal de precios. Según esos agentes, ambos mercados 
están diferenciados desde la regulación porque tienen características comerciales, de contratación 
y de mercado diferentes que se materializan en señales de precio diferentes. Por tanto, no se 
puede trasladar al usuario regulado la señal de precios de un mercado con características 
diferentes.  

 



 
 

 Duumy Fenómeno del Niño: 1, para valores del rango MEI, iguales o 

superiores a 52, correspondientes al quintil superior de los eventos ENSO. 

 

Se estimaron 4 modelos cuyos resultados se muestran en la Tabla 2-526. 

Tabla 2-5. Determinantes del precio de los contratos 

 

El precio de contratos responde efectivamente a los fundamentales del sistema - 

margen de capacidad, precio del gas, nivel de embalses y condiciones climáticas - 

y es sensible también al precio de bolsa;  pero está también afectado por la 

adopción  del Cargo por Confiabilidad y la Resolución 119. Ello sugiere que hay 

efectos colaterales importantes de la regulación del C.C., que inciden en el 

funcionamiento del mercado de contratos. Probablemente, los compromisos de 

Energía en Firme que adquieren los generadores condicionan su comportamiento 

óptimo, tanto en el mercado de contratos  como en el mercado de bolsa.  

Por su parte, el esquema tarifario vigente (definido en la Resolución 119 de 2007, 

a partir de consideraciones expuestas en los documentos CREG-65 de 2006, 

CREG-043 de 2007, y CREG-102 de 2007) establece (hasta tanto entre en 

operación el MOR) un mecanismo de traslado de los costos de generación a la 

fórmula tarifaria, definido por: 

  mmmmmmm AJPbQcMcPcQcG   11111 )1()1(   

Dónde: 

G : Costo máximo de traslado de compras de energía. 

                                                           
26 Modelo 1: Variable dependiente: precio real de los contratos; método: MCO; Modelo 2: Variable 
dependiente: promedio a dos años del precio real de los contratos; método: MCO robustos-
estimación White; Modelo 3: variable dependiente: promedio a dos años del precio real de los 
contratos, método: MCO robustos - estimación White con las variables en logaritmos para 
controlar varianza; Modelo 4: Variable dependiente: promedio a dos años del precio de los 
contratos; método: Estimador de Newey-West para controlar auto correlación y 
heterocedasticidad y  con las variables en logaritmos.  

Coef P-Valor Coef P-Valor Coef P-Valor Coef P-Valor

Precio en bolsa 0,018 0

Margen -3,239 0 -1,186 0 -0,017 0 -0,010 0

Precio del gas (real) 0,002 0 3,0E-04 0 0,040 0 0,042 0

Dummy niño 3,597 0 1,368 0 0,016 0 0,012 0

Dummy CxC 10,456 0 8,019 0 0,097 0 0,096 0

Dummy Res. 119 12,451 0 0,131 0 0,128 0

Volumen de los embalses -3,7E-10 0 -1,56E-10 0 -0,023 0 -0,015 0

Constante 74,193 0 77,855 0 4,528 0 4,253 0

----

Modelo (2)

----

Modelo (3) Modelo (4)

----

Modelo (1)

----



 
 

Qc : Relación energía comprada mediante contratos bilaterales y demanda del 

comercializador (con un máximo de 1). 

 : Factor del comercializador, calculado según la Resolución CREG 031 de 1997. 

Pc : Costo promedio ponderado de la energía en compras a través de contratos 

bilaterales. 

Mc : Costo promedio de todos los contratos bilaterales liquidados en el MEM. 

Pb : Precio de bolsa. 

AJ : Factor de ajuste. 

Los parámetros básicos de la fórmula son Qc y  . El primero determina el peso 

de los precios de contratos en la fórmula, en tanto que el segundo determina la 

incidencia del precio de los contratos propios en su cálculo. Un comercializador 

puede evitar el riesgo del precio de bolsa negociando la totalidad de la demanda 

a través de contratos bilaterales, y si además se le aplica un alfa suficientemente 

alto, entonces serán sus propios precios de contrato (y no el precio general de 

contratos) el que determine el costo que puede trasladar a sus clientes regulados. 

La Resolución 119 estableció además que el  aplicable a un comercializador 

sería el calculado para enero de 2007, según la metodología de la Resolución 031 

de 1997. 

Como ya lo observaba el documento CREG 065 ―existe una tendencia a que las 

empresas integradas operen con valores de alfa cercanos a la unidad, lo cual les 

permite trasladar un valor cercano a la totalidad de las compras con su 

integrado‖ (pág. 36)27.  

Ahora bien, si un comercializador integrado puede trasladar el costo que ha 

negociado con su generador al consumidor, ello tiene implicaciones importantes 

para el mercado: en una parte muy importante de la generación se canalizará a 

través del comercializador propio al mercado regulado.28 O en otras palabras, el 

                                                           
27 En el mismo documento, se clasifican las empresas comercializadoras de acuerdo al valor 
promedio del Alfa, entre 1998 y 2006: en el grupo 1 (alfa entre 0.79 y 0.9) están EPM y Condensa, 
entre otras. 
 
28 En el documento 065 se observaba que ―los agentes venden una mayor cantidad de energía con 
destino al mercado regulado que al no regulado‖ y se ilustraba el caso para cuatro generadores, 
en los que la participación del mercado regulado oscilaba entre 58% y 63%. 
 



 
 

generador dispondrá de un mercado cautivo (de baja elasticidad), en el que 

podrá determinar unilateralmente los precios, ejerciendo su poder de mercado, y 

asegurando al mismo tiempo la cobertura de riesgos. Con la venta asegurada de 

una parte importante de su disponibilidad en el mercado no regulado, acudiría al 

mercado no regulado a colocar la disponibilidad excedente, ejerciendo la típica 

discriminación de precios, en la que debido a la mayor elasticidad de la demanda 

no regulada, se cobra un precio menor, como lo ilustra la permanente 

divergencia entre precios de contratos del mercado regulado y no regulado29. 

 

Figura 2-2. Precio de los contratos 

Ahora bien, los niveles de contratación observados en el mercado colombiano 

son efectivamente elevados. En promedio, la demanda comercial atendida por 

contratos representa el 106.3% de la demanda comercial, en el período 2000-2012. 

La contratación limita el papel de la bolsa, y (como lo anota el Comité de 

Seguimiento del Mercado Mayorista) ―entre mayor sea el volumen de energía 

comprometida en contratos de largo plazo, menores incentivos tienen los 

generadores para utilizar el poder de mercado en el spot‖ (Informe 42, 

Septiembre 30 de 2009).  

Lo anterior sugiere que se ha invertido la causalidad en la determinación de 

precios: los contratos determinan el precio de bolsa, más bien que sea éste el que 

determine el precio de los primeros. ―El precio spot (dicen Barrera y García, 

2009) tiene una dependencia del nivel de contratación bilateral que siembra 

                                                           
29 El citado documento 065 explora explicaciones alternativas para esa diferencia (el volumen 
vendido, la distribución horaria de la demanda, la duración del contrato y el tipo de garantía 
ofrecido) concluyendo que ―no se encontró que los factores económicos y técnicos estudiados 
incidan en la diferencia de precios, lo que conlleva a concluir que la distorsión en los mercados es 
evidente y que los vendedores podrían estar efectuando una discriminación no justificada de 
precios en función del segmento de mercado que atienden‖ (pág. 22). 
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dudas sobre su papel orientador en la gestión de recursos en el corto 

plazo…Parece que el mercado de contratos es el mercado donde se forman los 

precios del mercado de energía de Colombia‖ (Barrera y García, 2010, pag. 8). 

El mecanismo de convocatoria pública vigente no impide ese ejercicio.  Los 

agentes integrados con generación compran primordialmente a sus propios 

generadores y éstos destinan una parte mayoritaria de sus ventas a sus propios 

comercializadores. Al respecto señala la  CREG que ―las integraciones verticales 

pueden haber conllevado a que se presente una marcada preferencia por 

compras entre empresas de un mismo grupo empresarial y a que los agentes no 

integrados, tanto generadores como comercializadores terminen participando en 

un mercado residual, situación que no es propia de un mercado competitivo‖ 

(pag. 30). 

En síntesis, pues, la compleja interacción entre mercado de bolsa, mercado de 

contratos y mercado de confiabilidad, parece estar generando efectos indeseables 

en el sistema, que son difícil de analizar y difíciles de controlar, pero que 

representen un gran reto para una regulación eficiente del mercado. 

Las consideraciones anteriores sugieren que la interacción de un mercado de 

contratos bilaterales, muy heterogéneo en modalidades y plazos, un mercado de 

bolsa residual, y el mercado de confiabilidad, en presencia de predominio 

hidráulico, concentración de mercado, e integración vertical, puede estar 

produciendo resultados poco eficientes en la determinación del precio de la 

energía eléctrica en Colombia. 

Si la causalidad fluye de los precios de contratos y el cargo por confiabilidad al 

precio de bolsa, la prioridad no será controlar en este último el poder de 

mercado. Será primordial, en cambio controlar el poder de mercado y los efectos 

de la integración vertical en el mercado de contratos. Y una vez logrado ello, 

restituir a la bolsa su papel central en la gestión de los recursos del sistema. 

La discusión sobre un mercado estandarizado de contratos tiene ya una larga 

historia en Colombia, que se plasma en la propuesta del MOR, puesta a 

consideración de los agentes por la CREG. 

Los detalles de implementación parecen, sin embargo, haber obliterado su meta 

primordial, que es limitar los efectos de la integración vertical y la concentración, 

en la determinación del precio de contratos. Dadas las características del 

mercado colombiano, es indispensable conformar un mercado de contratos 



 
 

estandarizados y anónimos, que limite sustancialmente el poder de un generador 

de imponer precios a través de su propio comercializador. Un mercado de 

contratos de tal naturaleza entraña problemas importantes, relativos a 

confiabilidad misma de la transacción: cómo garantizar que los compromisos allí 

adquiridos, tengan cabal cumplimiento. Pero el problema de las garantías es un 

problema común a cualquier mercado estandarizado. Dada una liquidez 

suficiente del sistema, las garantías se extienden sobre márgenes, y su costo no 

tiene por qué ser prohibitivo para los agentes. 

Definir la obligatoriedad de la participación de los comercializadores, al acceso 

de consumidores no regulados, los plazos de contratación, y los mecanismos de 

negociación secundaria, son sin duda tareas complejas, pero que requieren una 

pronta definición.  

De mucha importancia es, además, el tema de la relación entre contratos 

estandarizados y cargo por confiabilidad. Es posible que un mercado de 

contratos de plazos adecuados, con las garantías suficientes, pueda brindar tanta 

o más confiabilidad, que la que brinda el esquema actual de cargo por 

confiabilidad. 

El correcto funcionamiento de un mercado tal, podrá restituir a la Bolsa el papel 

central del sistema, como referente de liquidación de las posiciones de los 

agentes en el mercado de contratos. Y una vez logrado ello, será necesario revisar 

con cuidado los aspectos de funcionamiento de la Bolsa, que definen su correcto 

funcionamiento: oferta diaria u horaria; flexibilidad de las ofertas; costos de 

arranque y parada; restricciones a la información; oferta por planta o por 

portafolio; y supervisión eficiente de conductas anti-competitivas. 

Es posible que el sistema de mercados en el que operan los agentes del sector 

eléctrico colombiano esté generando ineficiencias asignativas, que se ven 

exacerbadas por problemas de restricción de la red, que resultan de 

peculiaridades idiosincrásicas del país, y de los problemas en las expansión, que 

se asocian a su vez al esquema de derechos de propiedad y de incentivos que 

rige la conducta de los agentes encargados de la transmisión y la distribución. 

Pero ello no es, ciertamente, un problema de comportamiento de los agentes: es 

un problema de diseño del marco legal y regulatorio en el que toman sus 

decisiones. La interacción compleja de los diversos mercados que conforman el 

sistema, representa enormes retos de diseño, que deben abordarse de manera 



 
 

integral. Los sistemas regulatorios, como cualquier sistema, evolucionan por 

cambios incrementales, o por saltos cualitativos, y la convergencia de los 

problemas mencionados, con las nuevas realidades tecnológicas que se avizoran 

en el horizonte (redes inteligentes, generación distribuida, precios en tiempo 

real) ameritan una profunda revisión de nuestra esquema, que enfrente los 

problemas descritos, y prepare al país para los retos del futuro. 

 

2.3 Sobre el MOR. 

Desde muy temprano la CREG identificó que el sistema de contratos bilaterales 

podría mejorarse mediante un sistema de contratos estándar para el segmento 

regulado que le permitiera atender a todas las distribuidoras y los clientes libres, 

quienes se quejaban de la dificultad en obtener dichos contratos. Además, la 

CREG veía la utilización de los contratos estandarizados como la mejor manera 

de trasladar a los clientes regulados los precios de la generación. La nueva 

estrategia buscaba complementar el establecimiento de los contratos mediante un 

ajuste a la manera como eran trasladados los costos al consumidor regulado que 

se puso en práctica mediante la Resolución 119 de 2007 que desmontó el antiguo 

sistema de promedios móviles para trasladar los precios al mercado regulado, 

hizo automático el traspaso de los costos de las restricciones y de las compras en 

bolsa. El impacto que esta decisión tuvo en los precios al consumidor fue 

hacerlos más volátiles, pero estos problemas serían solamente transitorios en la 

medida en que se implantara rápidamente el plan de compras electrónicas 

posteriormente denominado Mercado Organizado de Contratos, MOR. 

Desafortunadamente los modelos del MOR presentados por la CREG han 

adolecido de muchos problemas y críticas por parte de los agentes del mercado. 

La última propuesta se presentó en Resolución 090: Por la cual se adopta el 

Mercado Organizado, MOR, como parte del Reglamento de Operación del 

Sistema Interconectado Nacional de Agosto de 2011, pero se espera que la CREG  

haga una nueva propuesta en el primer semestre de 2013. En las nuevas 

propuestas se han modificado las opciones de plazos de contratación y otros 

detalles así como se han aceptado algunas de las modificaciones sugeridas por 

los críticos, como la opción de liquidación a través de la Cámara de 

Compensación, la determinación de los montos a contratar por la demanda 

regulada con base en estimaciones hechas por los comercializadores que 

atienden el mercado regulado, y la oportunidad para los comercializadores de 

ofrecer sus sobrante.  



 
 

3 EL CARGO POR CONFIABILIDAD 

3.1 Descripción general. 

Uno de los principales problemas de los sistemas eléctricos competitivos es 

garantizar la inversión en nueva capacidad de generación. Teóricamente, si existe 

un mercado spot eficiente y competitivo donde, sin intervención regulatoria 

alguna, se forman precios de equilibrio que en todo momento, aún en las 

vecindades del racionamiento, reflejan los costos marginales del suministro, 

incluidas, cuando así lo impone la situación del mercado, las rentas de escasez, 

los precios que allí se forman dan el incentivo adecuado para la expansión de la 

capacidad30. En la práctica de los mercados reales esto implica aceptar que el 

precio de la energía se eleve sensiblemente por encima de su nivel promedio, de 

suerte que las plantas que atienden los ―picos‖ puedan remunerarse operando 

sólo unas pocas horas al año.  

En operación habitual, un mercado spot competitivo, donde los agentes oferten 

sus costos marginales de corto plazo, genera rentas suficientes para que las 

plantas infra-marginales cubran sus costos de capital. Cuando la demanda es tal 

que el sistema se acerca al límite de la capacidad, el precio spot debe elevarse 

para permitir el surgimiento de las rentas de escasez que son las que permiten 

recuperar la inversión en las plantas que sólo operan en los ―picos‖.  

En contra del funcionamiento completamente libre del mercado spot se invoca el 

argumento de la inelasticidad de la demanda que convierte a la planta marginal 

en monopolista y transforma la renta de escasez en renta de monopolio por lo 

que se debe imponer un techo al precio spot. No obstante, algunos argumentan 

que los consumidores al estar cubiertos por contratos de largo plazo no deberían 

verse afectados por las variaciones del precio spot cuya inestabilidad sólo 

afectaría a los agentes del mercado: generadores, comercializadores e 

intermediarios.  

En algunos sistemas eléctricos competitivos como el Nord-Pool no se contempla 

ningún mecanismo para incentivar la inversión en nueva capacidad. Esos son los 

llamados ―mercados de sólo energía‖. En estos mercados no se fija techo al precio 

spot, las inversiones en plantas de punta deben recuperarse con los ―price-

spikes‖ y los consumidores están cubiertos de las fluctuaciones del precio spot 

con contratos de largo plazo.  

                                                           
30 Caramanis (1982) 



 
 

Dada la altísima volatilidad a la que es sujeto el sistema eléctrico colombiano 

gracias a la aleatoriedad de la hidrología y la ocurrencia de fenómenos como El 

Niño, la Ley 143 previó, en su artículo 23,  que “la oferta eficiente tendrá en cuenta la 

generación de respaldo”. A partir de unas definiciones iniciales de dicho cargo que 

se autorizaba solamente a algunos generadores, la CREG, a través de la 

Resolución 001 de 1996 desarrolló el llamado Cargo por Capacidad como una 

compensación que garantizara la disponibilidad de la generación en tiempo de 

escasez. 

Por 10 años, el Mercado Eléctrico Colombiano utilizó el Cargo por Capacidad, el 

cual tuvo como objetivo remunerar, en forma adicional a los pagos por la energía 

despachada, la confiabilidad en el sistema que proporcionan algunas plantas 

durante la temporada seca. El valor del cargo era equivalente al del costo de una 

unidad de punta, pero variaba en la forma como se distribuía entre los 

generadores, definiéndose ésta de acuerdo con su desempeño en una 

optimización del sistema en situaciones de hidrología crítica realizadas cada año 

antes de iniciarse el verano. 

Dado que dicho mecanismo expiró en el año 2006 y con la idea de actualizar la 

regulación existente para ese entonces, el ente regulador definió los criterios y 

principios para el nuevo mecanismo, llamado Cargo por Confiabilidad (en adelante 

CCo), en la Resolución 076 de 2006.  

Este esquema procura ayudar en la estabilización de los ingresos de los 

generadores y facilitar el cumplimiento de la demanda de energía a precios 

eficientes durante periodos de escasez. El Producto que se remunera con el CCo 

es más apropiadamente definido como energía en tiempo de escasez e introduce 

la figura Obligaciones de Energía Firme (OEF) en lugar de capacidad. Las OEF 

son una opción de compra, a través de la cual el generador que la obtiene se 

compromete, a cambio de una prima, a entregar al mercado una cantidad de 

energía equivalente al valor que se adjudica cada vez que el precio de bolsa 

supere un precio de ejercicio, denominado Precio de Escasez (PE). 

Tanto la prima como los generadores que se hacen merecedores de ella son 

definidas en subastas periódicas convocadas por el regulador, y el generador 

debe proporcionar un respaldo físico de alta confiabilidad, denominada Energía 

Firme para el Cargo por Confiabilidad (ENFICC). Se entiende por ENFICC la 

máxima energía eléctrica que es capaz de entregar una planta de generación 

durante un año de manera continua, en condiciones extremas de bajos caudales. 



 
 

De esta manera, el mercado obtiene la seguridad de que el precio que se le 

traslade nunca será superior al Precio de Escasez disminuyendo la volatilidad y 

controlando, hasta cierto punto, el ejercicio de poder de mercado. Cuando el 

precio de bolsa es mayor que el precio PE, el generador recibe una remuneración 

igual al PE, si genera su OEF, paga una multa igual a la diferencia entre el precio 

de bolsa y el PE por la cantidad faltante si genera menos de la OEF y recibe el 

precio de bolsa por una generación superior a su OEF. 

Las subastas son convocadas con anticipación a la entrega: 4 años para subasta 

ordinaria y 5 o más para las plantas de largo periodo de construcción (GPPS). 

Participan en las subastas solamente plantas por construir, y los ganadores 

obtienen el cargo hasta por 20 años. De esta manera, se facilita el financiamiento 

de plantas nuevas para cubrir la demanda.  

El regulador define la cantidad de energía a subastar de tal manera que cubra la 

demanda, proyectada por la UPME, del año de la subasta ordinaria y una 

porción de los años posteriores para las GPPS. Para cubrir faltantes se cuenta con 

los llamados Anillos de Seguridad: mercado secundario, carga desconectable, 

subastas de reconfiguración y activos de generación de última instancia.  

Las plantas existentes, con ENFICC suficiente, participan en el cubrimiento de la 

demanda adicional a la cubierta por los ganadores de las subastas en forma 

proporcional a su ENFICC con un CCo igual al de la última subasta ordinaria. 

Estos agentes se comportan como tomadores de precio. 

El regulador define en forma administrativa numerosos parámetros que afectan 

los resultados del mecanismo de diferente manera. Tal vez el que más afecta el 

monto a recaudar por el cargo sea la determinación de la demanda a cubrir para 

cada año, el margen de seguridad que se tome para el mismo y los criterios para 

definir el ENFICC. La determinación del PE también es importante, pues la 

diferencia entre éste y el precio de bolsa afecta el patrón de oferta de los 

generadores. Las reglas para adjudicar el GPPS también pueden incidir en forma 

importante en los recaudos.  

Los montos se recolectan del mercado mediante ofertas mínimas por parte de los 

generadores y ajustes mensuales garantizando la continuidad en su recolección. 

La verificación del estado de escasez se hace cada vez que el precio de bolsa en 

una hora del despacho ideal supera el PE. 



 
 

La remuneración por concepto del CCo es recaudada y liquidada por el 

administrador del sistema de intercambios comerciales (ASIC) y pagada por los 

usuarios del sistema interconectado nacional (SIN) a través de las tarifas que 

cobran los comercializadores. 

Se han efectuado 5 subastas que han permitido la contratación de OEF por cerca 

de 20.000 GWh. Desde el punto de vista de la inversión, esta cifra ha sido 

considerada como un éxito, si bien los gremios y medios académicos han 

presentado algunas críticas al modelo. 

3.2 Subastas de reconfiguración 

 

Las Subastas de Reconfiguración son mecanismos mediante los cuales el 

regulador ajusta los requerimientos que deben ser cubiertos con las Obligaciones 

de Energía Firme, según los cambios en las proyecciones de demanda de energía; 

por lo cual,  de acuerdo con la Resolución 051 de 2012, las Subastas de 

Reconfiguración pueden ser de compra o de venta. 

La subasta de reconfiguración de compra se lleva a cabo si la proyección más reciente 

de la demanda es mayor que las OEF asignadas. El objetivo es ajustar el déficit de 

cobertura con OEF por cambios en las proyecciones de demanda de energía. Los 

agentes generadores que resulten con asignación en este tipo de subasta, se 

obligan y adquieren los derechos en los mismos términos establecidos en la 

Resolución 071 de 2006.  En esta subasta pueden participar como vendedores los 

generadores con ENFICC no comprometida en el período de vigencia de las 

obligaciones que se subasten. 

Por su parte, la subasta de reconfiguración de venta se lleva a cabo si la proyección 

más reciente de la demanda es menor que las OEF asignadas. El objetivo es 

ajustar un exceso de cobertura con OEF por cambios en proyecciones de la 

demanda de energía. Los agentes generadores que resulten con asignación en 

este tipo de subasta adquieren los derechos relativos a las OEF previamente 

asignadas, y se obligaran a realizar los pagos que se establecen en la Resolución 

051 de 2010. En estas subastas podrán participar como compradores los 

generadores con OEF vigentes para el período de vigencia de la obligación que se 

subaste. El producto a subastar (OEF de venta) serán los derechos a la entrega de 

energía, relativos a las Obligaciones de Energía Firme, en KWh/día, durante 

todo el período de vigencia de la obligación que se subaste. 



 
 

Finalizando el año 2011, la CREG decidió realizar los análisis para determinar la 

situación del balance entre las OEF asignadas en el año 2008 y las proyecciones 

de demanda más recientes para el periodo 2012-2013. Tomando el escenario alto 

del último documento de proyecciones de la UPME (más un 0.8% por efectos de 

temperatura), se encontró que la proyección actualizada de la demanda se 

encontraba por debajo incluso del escenario bajo que se preveía en el 2007. Ante 

el exceso de OEF, la CREG convocó a una subasta de reconfiguración para la 

venta de 10.824 GWh-año. 

A esta subasta se presentaron tres empresas generadoras con plantas en proceso 

de construcción e interesadas en una asignación por la totalidad de las 

obligaciones que tenían dichas plantas en el período 2012-2013. El beneficio que 

obtienen las plantas al ser asignadas con OEF de venta en estas condiciones es, 

además del cumplimiento de las OEF asignadas previamente para el periodo, el 

aplazamiento por un año del inicio del período de vigencia de la obligación para 

efectos de la fecha de referencia en el cumplimiento de puesta en operación del 

proyecto y de las garantías que apliquen. El total de OEF de venta asignada fue 

de 28%; no fue posible asignar el 72% de la cantidad a subastar. Se prevé que la 

CREG convoque a la realización de una nueva Subasta de Reconfiguración de 

Venta, en caso de que hubiera al menos un generador interesado en adquirir OEF 

de Venta para ese periodo. 

3.3 Desempeño 

 

Son tres las principales cuestiones que deben considerarse al evaluar el modelo 

de CCo: el grado en que ha incentivado la inversión; la seguridad de disponer 

efectivamente de la generación contratada en el momento en que se requiere y su 

costo. Otros aspectos de importancia tienen que ver con la eficiencia del 

mecanismo de subasta31 y el impacto del CCo en la conducta de los agentes en 

los otros mercados, bolsa y contratos.  

Frente al primer punto los resultados son ostensibles y más allá de cualquier 

duda. Los agentes – existentes y nuevos – han concurrido a las subastas con 

                                                           
31

 La CREG ha contratado estudios para evaluar este aspecto. Harbord, D. and M. Pagnozzi 
(2012) "Second Review of Firm Energy Auctions in  Colombia," report commissioned by the 
Colombian Commission for the Regulation of Energy and Gas, 18 December. 
 



 
 

ofertas que exceden los requerimientos demandados y se adelanta ya la 

construcción de varios proyectos con compromisos de energía firme.  

Con relación al segundo punto la cuestión es más problemática. Durante el Niño 

de 2009-2010 se perdió la oportunidad de probar en la práctica la eficacia del 

modelo para asegurar la disponibilidad efectiva de la energía firme en 

situaciones de escasez. El gobierno nacional desconfió del modelo e intervino el 

mercado.  

El costo depende de la cantidad anual de energía firme contratada y el valor del 

cargo. Este pasó de 13,040 en 2006 – 2008, a 13.998 US$/MWh, entre 2009 y 2012. 

Su valor actual es de US$ 15.7 US$/MWh. El equivalente en energía del cargo de 

capacidad (5,25 US$/KW – mes) vigente entre 1996-2006 se estima en 11,07 

US$/MWh32. En cuanto a la cantidad, las proyecciones de la UPME en las que se 

basan los requerimientos anuales de energía firme han excedido 

sistemáticamente la demanda efectiva. Se ha estimado que los errores en la 

estimación de la demanda han causado un sobre-costo de US$ 448 millones en 

tres años 33 . El sobre-costo por el incremento en el cargo para financiar la 

conversión a líquidos se ha estimado en US$ 275 millones en tres años.  Estas 

cifras sugieren la existencia de un problema.  Es necesario proceder a un análisis 

más profundo del impacto de las proyecciones de la demanda en el costo de la 

OEF.  Pero se deben considerar los dos aspectos del problema: los sobre costos de 

la sobre estimación y los costos de la sub-estimación en términos de costo de 

racionamiento. 

Tabla 3-1. Cargo de Confiabilidad sobre costo por error en la estimación de la 

demanda 

 

                                                           
32 Frontier Economics Ltd. (2013). Página 21.  

 
33

 Corredor, Pablo. (2012). Subastas de reconfiguración y restricciones. Presentación PP. 
Noviembre.  

2010 65,82 57,06 8,76 129,01

2011 69,26 59,23 10,03 147,67

2012 73,28 61,6 11,68 171,97

Período

Fuente: Estimaciones Pablo Corredor (2013)
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Fuente: Estimaciones Pablo Corredor, 2013 

4 ACTIVIDADES REGULADAS – TRANSMISIÓN 

4.1 Regulación de la transmisión 

En Colombia se considera transmisión el transporte de energía a niveles de 

tensión iguales o superiores a 220 KV. Como se sabe, esta es una actividad con 

alta proporción de costos fijos, costos marginales decrecientes y economía de 

escala, alcance y densidad. Todas estas circunstancias hacen de la transmisión el 

monopolio natural por excelencia del sector eléctrico.  

La regulación de la transmisión es una regulación de ingreso máximo anual: el 

resultante de aplicar una metodología definida por el regulador, para los activos 

construidos antes de 2001, y el ofertado por el agente ganador de las subastas 

competitivas mediante las cuales se asignan los proyectos construidos después 

de ese año.  

Para el caso de los activos no sometidos a subasta, el ingreso anual garantizado 

de cada transmisor (IAT) es la suma del costo anual equivalente del activo 

eléctrico, incrementado en un 5% para reconocer el activo no eléctrico; los gastos 

de administración, operación y mantenimiento (AOM), del orden del 3% 

promedio del costo de reposición del activo eléctrico; el costo anual equivalente 

de los terrenos (CAET), que es el 5,69% del valor catastral de los terrenos, y el 

costo anual equivalente de las servidumbres, según los contratos vigentes. Una 

proporción parte de los ingresos (OI) obtenidos por el transmisor de otros usos 

de esos mismos activos. Para determinar costo de reposición del activo eléctrico 

se parte unidades constructivas estandarizadas que son valoradas a precios de 

mercado. La anualidad se determina con una tasa de descuento fijada por el 

regulador con la metodología WAAC CAPM – 11,5% anual – y vidas útiles para 

las diferentes clases de activos, también definidas por el regulador.   La fórmula 

resume lo descrito. 

IAT = CAEA + AOM + CAET + CAES – OI 

El ingreso anual de cada transportador se divide por 12; se le adiciona el ingreso 

mensual por convocatorias, si lo tuviere, y se le descuenta el valor de las 

compensaciones por incumplimiento de los estándares la calidad. Se obtiene así 

el ingreso mensual de cada transportador.  A la suma de los ingresos mensuales 



 
 

de todos los transmisores se le descuentan los pagos por conexiones profundas 

(PCP)  realizados por los agentes responsables de ellas. El monto resultante se 

divide por la demanda comercial mensual para obtener así el cargo por 

transmisión (T) que se traslada a la tarifa del consumidor final. Así pues, los 

costos de la transmisión se distribuyen uniformemente en toda la demanda 

nacional, independientemente de su localización con relación a los puntos de 

generación34.  

La regulación de la calidad se realiza fijando un número máximo de horas 

indisponibilidad permitidas para cada clase de activo. La energía no 

suministrada a causa de la indisponibilidad de un activo no puede superar el 2% 

de la demanda horaria. Cuando es ocasionada por eventos naturales, la 

indisponibilidad del activo no puede ser mayor a 6 meses. Los agentes que 

excedan los valores de referencia pagan compensaciones que son descontadas  

estas de su ingreso mensual. Por la forma en que se determina el cargo de 

trasmisión, esto supone un descuento automático en el valor pagado por los 

consumidores finales. 

Como ya se indicó, el plan de expansión de la transmisión es obligatorio. Los 

proyectos allí incluidos se subastan entre los agentes, los cuales ofertan, en sobre 

cerrado, los ingresos anuales esperados durante 25 años. El criterio de asignación 

es el menor valor presente de los ingresos anuales esperados. Después de 25 

años, los activos se remuneran de acuerdo con la metodología descrita.  

El punto crítico en la regulación de las actividades de transporte tiene que ver 

con la base de activos regulatoria y su valoración. En transmisión el problema de 

la definición las unidades constructivas típicas y de su inventario es menos 

complejo que en distribución. Su valoración se hace con base en estudios que no 

siempre están libres de discusión. En todo caso, los costos reconocidos por las 

unidades constructivas en 2009 fueron inferiores a los de 1999. Se aumentó la 

vida útil regulatoria de las subestaciones de 25 a 30 años; y el de las líneas de 25 a 

40.  

                                                           
34 Esto es una consecuencia del sistema de nodo único.  Algunos agentes han planteado precio de 
nodo que reflejen diferencias en los costos de congestión. Un cambio en esa dirección supondría 
grandes modificaciones en muchos aspectos del modelo cuya implantación tomaría varios años. 
Los problemas asociados a la transmisión pueden resolverse con medidas menos drásticas y de 
corto y mediano plazo algunos las cuales serán propuestas en este estudio.  



 
 

4.2 Restricciones y generación de seguridad 

 

Las restricciones son las limitaciones que se presentan en la operación del 

sistema interconectado y que resultan de la capacidad de la infraestructura 

eléctrica o en la aplicación de criterios de seguridad y confiabilidad en el 

suministro de electricidad. Se clasifican en eléctricas y operativas. Las eléctricas 

surgen de limitaciones en los elementos de la red para cumplir exigencias 

técnicas, limitaciones de capacidad de los equipos o indisponibilidad de éstos.  

Las restricciones operativas resultan de las exigencias operativas del sistema 

eléctrico en cuanto a seguridad, calidad, confiabilidad, estabilidad de la tensión, 

etc. La existencia de restricciones hace que el despacho ideal se incumpla y que, 

en consecuencia, la generación por fuera de mérito pueda ser una porción 

importante de la generación total. La diferencia entre la generación real y la 

generación ideal multiplicada por el precio de reconciliación positiva, es el costo 

de las restricciones que se socializa a toda la demanda en el componente R de la 

fórmula tarifaria. Por otra parte,  si las restricciones son previsibles se afecta la 

conducta de los agentes.  

Las restricciones se reducen con inversión en transmisión. En los sistemas 

eléctricos como el inglés donde el operador es al mismo tiempo el propietario de 

la red, los costos de congestión son asumidos por éste de tal suerte que debe 

arbitrar entre éstos y los costos de las inversiones requeridas para reducir las 

restricciones35. En otros sistemas se tiene un operador independiente sin activos 

de red y los costos de las restricciones se asignan a los generadores o a las 

demandas responsables de ellas. En Colombia se tiene un modelo híbrido donde 

el operador del sistema es una filial del principal transmisor; pero ni éste ni los 

demás transportadores son responsables de decidir sobre las inversiones. Esto 

está a cargo de la UPME.  

Una parte de las restricciones identificadas se presenta en el STR. La expansión 

de los STR es responsabilidad de los operadores de red, de acuerdo con la 

resolución 070 de 1998. El decreto 3888 de 2007, modificado por los decretos 1111 

y 3451 de 2008, dispuso la realización de convocatorias para la expansión del STR 

                                                           
35 Existen dos modelos básicos para la gestión de la transmisión. El de Operador del Sistema de 
Transporte (TSO) y el de Operador del Sistema Independiente (ISO). En el modelo TSO el 
operador es propietario de los activos de transporte y asume parte o la totalidad de los costos de 
congestión. El ISO no posee activos de red y los problemas de congestión se gestionan asignado 
los costos a   la generación o la demanda responsable de las restricciones.  



 
 

cuando el costo fuere mayor que el costo medio. La resolución 097 de 2008 

contempla la realización de convocatorias para el STR cuando el OR involucrado 

haya manifestado su intención de no realizar la inversión o cuando se presente 

un atraso superior a un año el inicio de la obra. La CREG expidió la resolución 24 

de 2013 regulando esta materia. 

Los grandes consumidores cuestionan la asignación de las restricciones a la 

demanda que, a fin de cuentas, no es responsable de ellas y carece de 

instrumentos para gestionarlas. Es un punto de vista legítimo, pero un cambio en 

esa dirección no puede hacerse de forma precipitada pues afecta diversos 

componentes del esquema regulatorio. Es necesario definir si se opta por un 

modelo tipo TSO donde los propietarios de las redes asumen los costos de la 

congestión y se responsabilizan de la expansión o si se opta por asignar, bajo un 

modelo tipo ISO, los costos de la congestión a la generación y a la 

comercialización. Esta es una cuestión que debe evaluarse en una perspectiva de 

largo plazo. Todo esto implicaría un cambio regulatorio de gran magnitud. Debe 

hacerse un análisis cuidadoso de costo beneficio como quiera que, considerando 

su impacto sobre los precios, el de las restricciones no debería, en circunstancias 

normales, el problema mayor. 

Sin embargo, se  en los últimos 10 años el crecimiento en la capacidad de 

generación y en la demanda no ha estado acompañado de un crecimiento 

concomitante del infraestructura de transmisión nacional y regional en algunas 

áreas del SIN36. 

                                                           
36 XM (2012) Informe ejecutivo: Análisis de restricciones en el Sistema Interconectado Nacional. 
Gerencia Centro Nacional de Despacho. Documento XM CND 2012 104. Página 1.  
 



 
 

Tabla 4-1. Determinantes de la generación de seguridad 2000 - 2012 (%) 

 

 

La Tabla 4-1 muestra el impacto porcentual de los diferentes factores que 

determinan la generación de seguridad o por restricciones37. La mayor parte de 

las restricciones son eléctricas, es decir, ocasionadas por insuficiencia de los 

elementos de red porque no se han realizado las inversiones requeridas. A la 

fecha no se ha abierto convocatoria para ninguno de los proyectos definidos en el 

Plan de Expansión 2012-2025, algunos de los cuales son necesarios para levantar 

restricciones.  

El procedimiento de la resolución 22 de 2001 para la definición del plan de 

expansión y la convocatoria a la realización de los proyectos, parece adecuado en 

términos procesales y de tiempo. Sin embargo, al parecer la capacidad operativa 

de la UPME se encuentra desbordada. El fortalecimiento de la Unidad, como se 

ha señalado repetidamente, es una prioridad. Esto es más necesario aún si como 

consecuencia de la resolución 024 de 2013 y de las eventuales convocatorias del 

STR su trabajo se ve incrementado. 

En el Informe Trimestral de Restricciones de XM correspondiente al cuarto 

trimestre de 2012, se identifican 46 restricciones que des-optimizan el despacho o 

ponen en riego la atención de la demanda38. Más recientemente, XM hizo público 

el listado de proyectos del STN y el STR que deben adelantarse en los próximos 

                                                           
37 CREG (2012). Análisis de restricciones. Documento 078 de 2012. 
 
38 XM (2013). Informe trimestral de restricciones. Cuarto trimestre de 2012. Documento CND 2013 
11. Página 46 y siguientes.  
 

Restricciones eléctricas y/o soporte de voltaje del STN 78 77

Cumplimiento de criterio de confiabilidad 8 10

Redespachos 7 6

Estabilidad del STN 3 4

Condiciones anormales de orden público 2 2

Regulación de frecuencia 2 1

Total 100 100

Magnitud CostoCausas

Determinantes de la generación de seguridad 2000 - 2012 (%)

Fuente: CREG - Documento 078 de 2012



 
 

años39. Se identifican 14 proyectos del STN y 20 del STR cuya no ejecución puede 

dar lugar a desatención de la demanda y/o des-optimización del despacho.  

5 ACTIVIDADES REGULADAS – DISTRIBUCIÓN. 

La distribución es el transporte de energía eléctrica a niveles de tensión inferiores 

a 220 KV. Las instalaciones de distribución a niveles iguales o superiores a 57,5 

KV e inferiores a 220 KV conforman los Sistemas de Transmisión Regionales 

(STR), de los cuales hay dos en el país: el del norte y el del centro-sur. Para la 

remuneración de los STR se aplica una regulación de ingreso máximo. Las 

instalaciones a niveles de tensión inferiores a 57,5 KV conforman los sistemas de 

distribución local (SDL). La de la distribución (SDL) es una regulación de precio 

máximo. Esto significa que el cargo unitario se determina con base en una 

proyección de la demanda comercial de tal suerte que el distribuidor asume el 

riesgo de la demanda.  

5.1 Antecedentes 

La regulación de la actividad de distribución, en el marco normativo de las leyes 

142 y 143 de 1994, se inicia con la Resolución CREG 004 de 1994 vigente para el 

período tarifario 1995-1998. Para cada una de las empresas existentes se 

estableció un cargo binomio de potencia ($/KW-mes) y energía ($/KWh). Los 

activos se valoraron a precios de reposición y el costo anual equivalente se 

calculó con una tasa de descuento de 10% anual y una vida útil de 25 años. Para 

los niveles de tensión 3 y 4 se adelantó un inventario de activos; para los niveles 

1 y 2 se estimaron costos con modelos econométricos.  Las demandas se 

estimaron con base en la información disponible en ISA. El AOM anual se fijó en 

2% del costo total del activo (3,5% para las zonas de contaminación salina). El 

cargo máximo se acotó en 120% del cargo promedio nacional.  

Con la Resolución CREG 099 de 1997 se reguló el período tarifario 1998 – 2002. Se 

continuó con el costo medio, pero se adoptó un cargo monomio ($/KWh) en 

lugar del binomio. Para los niveles de 4, 3 y 2 se realizaron inventarios de activos; 

para el 1 se tomó una muestra representativa. Se definen las unidades 

constructivas y   se hace un reconocimiento explícito de los activos no eléctricos y 

los terrenos. Los activos se valoran a costo de reposición y su costo anual 

equivalente se calculó con una tasa de descuento de 9% y vidas útiles de 25, 15 y 

                                                           
39 XM (2013) Listado de obras del STN y el STR. Mayo de 2013. 



 
 

10 años. El AOM se fijó en 2% del valor del activo, para los niveles 3 y 4, y en 4% 

para los niveles 1 y 2. Las demandas se estimaron a partir del modelamiento de 

la red realizado por cada operador. El cargo máximo se fijó en 120% del 

promedio nacional. Se fija una senda de reducción de pérdidas de un punto 

anual empezando en un nivel de 15%.  

En el tercer período tarifario, 2003 – 2009, regulado mediante la resolución marco 

082 de 2002, se diferencia entre el Sistema de Transmisión Regional (STR), 

conformado por el nivel 4, y el Sistema de Distribución Local (SDL), conformado 

por los niveles 1, 2 y 3. Para el STR se adopta una metodología de ingreso 

máximo; para el SDL se mantiene la de precio máximo. Las unidades 

constructivas se definen con mayor detalle y se valoran al costo de reposición. El 

costo anual equivalente se calcula con una tasa de descuento de 16,06%, para el 

SDL, y de 14,06%, para el STR; con vidas útiles de 25 y 10 años. El AOM se fija en 

2% del valor del activo para los niveles 4 y 3 y en 4% para el nivel 2, con un 0,5% 

adicional en zonas de contaminación salina. Se establece la verificación de los 

activos reportados. Se fijan pérdidas reconocidas por nivel de tensión con sendas 

de reducción. Como consecuencia de la eliminación del acotamiento de cargos se 

establece un período de transición tarifaria.  

El actual período tarifario, 2009 – 2013, está regulado por la resolución 097 de 

2008 y la 093 del mismo año, en lo concerniente a la tasa de retorno. Las bases 

metodológicas fueron puestas a discusión mediante la resolución 111 de 2006 y 

las referentes a la tasa de retorno en la resolución 001 de 2008. En los numerales 

siguientes se describe la regulación vigente.  

5.2 Regulación Actual 

 

La actividad de distribución es el transporte de energía a niveles de tensión 

inferiores a 220 KV. Existe libre acceso a las redes; cuya expansión, operación y 

mantenimiento es responsabilidad de los operadores de red. El operador de red 

es también responsable de la gestión de las pérdidas de las cuales se reconocen 

niveles de eficiencia fijados en la regulación. Terceros pueden ser propietarios de 

activos de distribución y se les remunera con cargos de uso.  

Desde el punto de vista de la metodología para su remuneración, los activos de 

distribución se agrupan en dos categorías, los que conforman los Sistemas de 

Transmisión Regional (niveles de tensión iguales o mayores a 57,5 Kv y menores 

a 220 Kv) y los Sistemas de Distribución Local (niveles de tensión inferiores a 



 
 

57,5 Kv).  Los primeros, de los que existen dos en el país, se les regula el ingreso 

máximo; a los segundos, el precio o cargo máximo. En ambos casos los cargos se 

determinan con base en el costo medio histórico y la base de activos regulatoria 

se determina por un inventario de activos o de unidades constructivas típicas 

valoradas a precios de mercado. El costo anual equivalente se determina con una 

tasa de descuento de 13%, para el STR, y de 13,9% para el SDL; con vidas útiles 

entre 30 y 40 años. El AOM se determina en función del AOM reportado en el 

SUI. 

Los activos que conforman la base regulatoria se diferencian en eléctricos y no 

eléctricos. Las unidades constructivas consideradas en los primeros incluyen 

subestaciones, líneas de transmisión, redes de distribución, transformadores de 

distribución y equipos de protección y maniobra. Para los niveles de tensión 2, 3 

y 4 se reporta el inventario de activos; para el nivel 1 se emplea una muestra 

representativa. El costo de reposición de las UC se determinó a partir del valor 

DDP de sus elementos técnicos adicionado por el costo de instalación.  Los 

activos no eléctricos - que incluyen edificios, vehículos, maquinaria, muebles y 

equipos de cómputo – se reconocen como un porcentaje (4,9%) del valor de la 

anualidad de los activos eléctricos del nivel de tensión al que se encuentran 

asociados. La anualidad reconocida por los terrenos equivale al 6,9% de su valor 

catastral. El cargo de distribución es la sumatoria de las anualidades descritas y 

del AOM reconocido dividida por la energía útil.  

5.3 Sobre las ADD 

En muchos países existe una tendencia a establecer precios o tarifas promediadas 

aun cuando los costos subyacentes sean muy disímiles. Esto es así porque los 

supuestos beneficios de esa práctica son ostensibles e inmediatos; en tanto que 

sus efectos perversos se presentan de forma silenciosa en períodos de tiempo 

más dilatados.  Marcel Boiteux, padre de la tarificación marginalista aplicada por 

Electricidad de Francia en sus años dorados del monopolio estatal, se dolía hace 

algún tiempo de que los políticos de su país habían llevado la perecuación 

tarifaria al extremo de igualar las tarifas cobradas a los usuarios de los Campos 

Elíseos con las de los usuarios de la isla de Martinica. Las ADD, reglamentadas 

por el Decreto 388 de 2007, son el episodio más reciente de esa tendencia, al 

parecer irresistible, a unificar o ―estampillar‖ tarifas y cargos como instrumento 

de equidad. De tiempo atrás, se ha alentado la unificación de los mercados de 

distribución. Las resoluciones 068 de 1998 y 082 de 2002 definen las condiciones 

de la misma y la información que deben reportar los agentes interesados en la 



 
 

integración de sus mercados. No era necesario para crear las ADD ninguna ley o 

decreto especial. 

No hay que devanarse los sesos para entender el efecto inmediato de las ADD: 

elevar los cargos en SDL menos costosos y reducirlos en los más costosos. Los 

efectos mediatos son un poco más sutiles aunque no es extremadamente difícil 

entenderlos. Se volverá sobre ello.  

Se han creado cuatro ADD: Oriente, conformada por Codensa, Cundinamarca, 

Boyacá, Arauca y Huila; Centro, con la CHEC, Santander, Norte de Santander, 

Pereira, Quindío y EPM; Occidente, Pacífico, Tuluá, Cartago, EMCALI, Cauca, 

Nariño y la Empresa Municipal de Energía Eléctrica; y, finalmente, Sur, con Valle 

de Sibundoy, Caquetá, Putumayo, Bajo Putumayo, Meta, Casanare y Guaviare. 

Los siete departamentos de la Costa Atlántica conforman desde hace años una 

ADD atendida por una misma empresa. Para cada ADD se estable un cargo 

unificado que es el promedio ponderado de los cargos de los SDL que las 

integran.  

La Tabla 5-1 muestra los cargos ADD y los de los SDL respectivos en abril de 

2012. Los usuarios de CODENSA, EPM y EMCALI está pagando un cargo de 

distribución superior en 19%, 9% y 86% al que tendrían si se las tarificara con el 

cargo de su propia distribuidora40. Como el componente de distribución pesa 

entre un 30% y 35% en costo unitario, los clientes de EMCALI están soportando 

un incremento de entre 26% y 30% en su tarifa final. Llaman la atención los casos 

de los usuarios de Cartago y Guaviare cuyos usuarios están pagando un cargo 

superior en 63% y 40% al de su respectivo SDL, con incrementos entre 19% y 21% 

en la tarifa final, para los primeros, y entre 12% y 14% para los segundos.  

                                                           
40 Los gremios del sector – ASOCODIS y ANDESCO, en particular – han señalado la existencia de 
un error en la fórmula de cálculo de las ADD que hace que cada 2 meses se incremente el cargo y 
los dos siguientes baje en la misma proporción.  En el caso de occidente el ADD medio es del 
orden de 133 $/KWh y el sobrecosto para los usuarios de EMCALI sería cercano a 30% y no el 
86%. Véase: ASOCODIS (2012). Análisis y propuesta de modificación de la fórmula de las 
ADD.  



 
 

Tabla 5-1. Cargos ADD 

 

Fuente: XM, ASOCODIS 

La unificación tarifaria aleja las tarifas de los costos reales de prestar el servicio, 

con lo que se generan subsidios cruzados entre regiones, sectores de consumo y 

categorías de usuarios. Para tener claridad sobre ello sería necesario realizar un 

análisis de los efectos sobre el bienestar medido, por ejemplo, por el excedente 

del consumidor. Cuando aumenta el precio de un bien o servicio los 

consumidores tienen una pérdida de bienestar que puede valorase con bastante 

precisión. Como generalmente la cantidad demandada disminuye cuando sube 

el precio, pierden el valor de la cantidad que dejan de consumir. Pierden también 

el mayor valor que deben pagar por la cantidad que continúan consumiendo, 

como quiera que este mayor pago supone la reducción equivalente en el 

consumo de otros bienes y servicios cuyos precios no han variado.  

Oriente Cargo Variación

CODENSA 112,57 19%

Huila 212,02 -37%

EBSA 215,38 -38%

EEC 236,1 -43%

ENELAR 340 -61%

Promedio 133,92 0%

Occidente Cargo Variación

EMEE 282,26 -37%

EPSA 194,9 -9%

CETSA 131,62 34%

Cartago 108,68 63%

EMCALI 94,95 86%

CEO 214,87 -18%

CEDENAR 149,96 18%

Promedio 176,66 0%

Sur Cargo Variación

EMEVASI 169,56 -6%

Caquetá 201,53 -21%

EP 193,19 -17%

EEBPSA 178,86 -11%

ENERCA 155,99 2%

Guaviare 114,39 40%

Promedio 159,8 0%

Centro Cargo Variación

CHEC 186,64 -22%

CENS 132,45 10%

ESSA 164,2 -11%

EEP 127,75 14%

EDEQ 127,75 14%

EPM 133,7 9%

Ruitoque 238,98 -39%

Promedio 145,38 0%

Fuente XM - ASOCODIS

Cargos ADD



 
 

Naturalmente, cuando se reduce el precio de un bien o servicio se registra el 

fenómeno contrario. Los consumidores ganan la cantidad adicional que pueden 

consumir y el menor valor que pagan por la cantidad que consumían 

previamente, que podrán destinar a demandar otros bienes y servicios cuyos 

precios no han variado. Para hacer este análisis sería necesario conocer las 

elasticidades precio de la demanda de todos los mercados y sus segmentos. Es 

bastante probable que las elasticidades precio de la demanda de los mercados 

urbanos concentrados sea mayor a la de los rurales dispersos. Este hecho, unido 

a la circunstancia de que los consumos promedio en los primeros son superiores 

a los de los segundos, sugiere la conjetura de que la creación de las ADD podría 

haberse traducido en una pérdida neta de bienestar, medida como la diferencia 

entre las variaciones del excedente de los consumidores cuyas tarifas aumentan o 

disminuyen. Este es un análisis que deberían haberse hecho antes de adoptar las 

ADD.  

En términos de eficiencia, las tarifas ―estampilla‖ acarrean las siguientes 

consecuencias: 

Disminuye las demandas de menor costo y eleva las más costosas llevando a 

un uso ineficiente de las redes. Al beneficiarse con subvenciones, la demanda en 

las zonas de costos elevados tiene a aumentar generando necesidades de 

inversión que, al no poder ser cubiertas con tarifas vigentes, presionan al alza la 

tarifa estampilla. El problema se ve agravado por la reducción de la demanda en 

las áreas de menor costo. Así, el sistema se ve ante la situación paradójica de 

tener que expandir infraestructura costosa al tiempo que se sub-utiliza la ya 

instalada.  

Incentiva la autogeneración ineficiente. En las zonas donde la estampilla es 

mayor que el costo real de prestar el servicio, las industrias y en general los 

grandes consumidores tenderán a recurrir a la autogeneración con la 

consiguiente pérdida de eficiencia económica si el costo de ésta es superior al 

costo real de abastecerse de la red interconectada.  

Distorsiona las decisiones sobre el uso de sustitutos. Los consumidores cuyas 

tarifas eléctricas estampilladas son superiores al costo económico tenderán a 

emplear sustitutos mientras que los que están en la situación contraria 

descartarán su uso. Esto es racional desde el punto de vista del interés privado 

pero contrario a la eficiencia económica global. 



 
 

Fomenta la inversión en líneas dedicadas. Si el nivel de la estampilla es 

suficientemente elevado, los consumidores industriales buscarán conectarse 

directamente a la red de transmisión o al más alto nivel de tensión que les sea 

posible. Esta decisión, racional desde el punto de vista privado, lleva a una 

duplicación de inversiones y a la sub-utilización de la capacidad instalada de la 

red pública. 

Propicia cambios ineficientes de nivel de tensión. Evidentemente, como los 

cargos se forman en cascada, los grandes consumidores bucarán reducir el 

impacto de los cargos ADD elevando el nivel de tensión al cual reciben el 

suministro. 

Distorsiona las decisiones de localización industrial. La localización del 

comercio y de las familias no es muy sensible a los costos de la energía eléctrica 

aunque, probablemente, las afecta en el largo plazo.  No obstante, para algunas 

industrias, en las que este insumo tenga un peso importante en la estructura de 

costos, puede ser un factor importante que las lleve a localizarse lejos de las 

fuentes de producción presionando por expansión de las redes.  Una vez 

tomadas las decisiones de localización el estampillaje se va haciendo irreversible 

pues su desmonte comprometería la rentabilidad de las industrias. 

Induce ineficiencia operativa en distribución y comercialización. La estampilla 

requiere un recaudo centralizado o, por lo menos, un sistema de transferencia de 

fondos de las empresas excedentarias a las deficitarias.  Estas últimas, al tener 

una especie de ingreso garantizado, perderán los incentivos a la eficiencia en el 

recaudo, el control de las pérdidas y al mantenimiento de la red.  

Como puede verse son muchos los inconvenientes que se derivan del 

estampillaje tarifario o unificación de mercados razón por la cual es conveniente 

buscar otras soluciones al problema que supone el diferencial de precios de la 

electricidad. Antes de discutir propuestas alternativas, es necesaria una 

observación final sobre este punto. La electricidad no es el único servicio que 

tiene precios diferentes en función de la localización espacial de las demandas y 

los abastos. Con todos los otros energéticos ocurre lo mismo: el gas natural es 

más barato en la Costa Atlántica que en Antioquia, donde también se tienen para 

otros energéticos líquidos precios más elevados que los cobrados en otras 

regiones más cercanas a los centros de producción. Lo mismo ocurre con todos 

los bienes y servicios. Los floricultores del Oriente y los bananeros de Urabá 

pagan impuestos locales y arriendos inferiores a los que pagan los industriales y 



 
 

comerciantes de Medellín.  Las familias de Medellín, Cali o Bogotá, de todos los 

estratos, tienen tributos locales, gastos de transporte, arriendo, educación, etc. 

superiores a los de las familias del sector rural o los municipios pequeños. ¿No 

sería equitativo o igualitario, como se predica con la electricidad, fijar para todos 

los bienes y servicios tarifas y precios iguales en toda la geografía colombiana?  

En las motivaciones para crear las ADD invocan criterios de equidad y 

neutralidad. Hay en todo ello una serie de errores que suponen el 

desconocimiento de los principios del régimen tarifario.  

 El artículo 367 de la Constitución dispone que el régimen tarifario estará guiado 

por criterios costo, solidaridad y redistribución de ingresos. Las leyes 142 y 143 

desarrollaron esta norma estableciendo para ello criterios orientadores del 

régimen tarifario, saber: eficiencia económica, neutralidad, solidaridad, 

redistribución, suficiencia financiera, simplicidad y transparencia.  

Tomemos, primer lugar, el criterio de eficiencia económica, el cual establece, 

entre otras cosas, que ―….en el caso de servicios públicos sujetos a fórmulas 

tarifarias, las tarifas deben reflejar siempre tanto el nivel y la estructura de los 

costos económicos de prestar el servicio, y la demanda por este‖. 

La electricidad está sujeta a una fórmula tarifaria mediante la cual se calcula el 

costo unitario como la suma de los costos asociados a cada una de las etapas del 

suministro. La tarifa ideal – por así llamarla - es el costo de referencia ajustado, 

según el caso, por el factor de subsidio o contribución. Aclaremos un poco las 

cosas: la tarifa efectiva – llamando así la que se traslada al consumidor - reflejará 

el nivel de los costos económicos cuanto más ajustada esté a la tarifa ideal y 

reflejará la estructura cuando su distribución corresponda a la distribución de 

costos de la tarifa ideal. Es decir que si la tarifa ideal y la efectiva son iguales 

entre sí e iguales, digamos,  a 100, se reflejará el nivel de los costos económicos 

más no su estructura si en la tarifa efectiva el cargo de distribución es de 20 y en 

la tarifa ideal de 40.  

La clave de la norma comentada está en el concepto de costo económico. Este 

concepto alude a lo que cuesta proveer un bien o servicio en términos de los 

recursos que a ello se destinan, independientemente de quien pague por ellos. 

Esto significa que el costo económico puede o no coincidir con el costo que 

asume – costo privado- quien provee el bien o servicio. El caso típico de la falta 

de coincidencia entre el costo privado y el costo económico es el de la producción 



 
 

con externalidades ambientales negativas que, por cualquier razón, no se 

imputan al responsable.  

La idea de reflejar la demanda es un poco más compleja pero no imposible de 

aprehender de una forma intuitiva. Esto tiene que ver, fundamentalmente, con 

actividades económicas en las que se presentan economías de escala, las cuales, 

por esa razón, son propicias al establecimiento de monopolios. En estas 

actividades cuando aumenta la demanda y la producción el costo unitario 

disminuye. En ausencia de regulación, el monopolista estaría tentado a fijar un 

precio superior al que corresponde al nivel de la demanda. 

Obsérvese que lo anterior es especialmente importante en el caso de la 

distribución de electricidad donde, dados unos costos totales de la red, el valor 

del cargo depende la cantidad de energía transportada, es decir, del nivel de la 

demanda. Así las cosas, un cargo de distribución refleja la demanda cuando en el 

denominador se pone la energía transportada por la red en cuestión.   

Es evidente, pues de otra forma no habría razón para la unificación, que los 

mercados de distribución y comercialización que se integran en las ADD tengan 

entre sí grandes diferencias de costos y de demandas. En ese caso, de acuerdo 

con lo expuesto, la fijación de un cargo único estaría violando el criterio de 

eficiencia económica pues dicho cargo no reflejaría ni el nivel de costos ni su 

estructura ni el nivel de la demanda. 

La violación del criterio de eficiencia económica lleva a la violación del criterio 

de neutralidad de acuerdo con el cual ―…cada consumidor tendrá derecho a 

tener el mismo tratamiento tarifario que cualquiera otro, si las características de 

los costos que ocasiona a las empresas de servicios son iguales.‖  En efecto, al 

producirse la unificación tarifaria en mercados heterogéneos desde el punto de 

vista de los costos y la demanda se está dando una igualación tarifaria sin 

fundamento en los costos. Se está en practicando lo que en teoría de económica 

se conoce como discriminación de precios de tercer grado.  

La violación de los criterios de eficiencia y neutralidad lleva a la violación del 

criterio de solidaridad y redistribución. Este último establece que ―…al poner en 

práctica el régimen tarifario se adoptarán medidas para asignar recursos a 

fondos de solidaridad y redistribución para que los usuarios de los estratos altos 

y los usuarios comerciales e industriales, ayuden a los usuarios de estratos bajos 

a pagar las tarifas de los servicios que cubran sus necesidades básicas‖.   



 
 

La ley fija los subsidios y contribuciones como un porcentaje del costo de los 

servicios. Como se ha argumentado, la unificación de mercados no elimina las 

diferencias de costos. Su resultado es establecer un costo promedio que es más 

alto o más bajo que los costos económicos reales de los mercados unificados. 

Como quiera que los subsidios y contribuciones se calculan aplicando los 

porcentajes establecidos por la ley o la regulación al costo promedio, los usuarios 

resultarán pagando contribuciones o recibiendo subsidios, según el caso, en 

porcentajes que se apartan de los legales cuando esos montos son referidos los 

costos propios del sub-mercado al que pertenecen.  

En conclusión. No es evidente que la fijación de un cargo único en un mercado 

compuesto por mercados heterogéneos desde el punto de vista de sus costos y 

demandas tenga un impacto positivo sobre el bienestar. Muy seguramente 

genera ineficiencias de diversa índole.  

En el artículo 44 de la ley 143 de 1994 se hay un parágrafo, un tanto arbitrario y 

poco técnico conceptualmente, cuyo cumplimiento se ha invocado para justificar 

los ―estampillamientos‖ tarifarios. Dice así el parágrafo en cuestión: 

“En virtud del principio de neutralidad, no pueden existir diferencias tarifarias para el 

sector residencial de estratos I, II y III, entre regiones ni entre empresas que desarrollen 

actividades relacionadas con la prestación del servicio eléctrico, para lo cual la Comisión 

de Regulación de Energía y Gas definirá el período de transición y la estrategia de ajuste 

correspondiente”. 

Evidentemente se trata de una disposición que es totalmente contraria al 

concepto de técnico de neutralidad tarifaria establecido en la ley 142. Aunque 

debería eliminarse pura y simplemente, es claro que ello carece de viabilidad 

política. Sin embargo, para satisfacer esa exigencia no es necesario establecer las 

ADD. Si se asume que los estratos bajos de las áreas rurales o mercados menos 

densos son más pobres que los de las ciudades y mercados de mayor densidad, 

la igualación tarifaria podría lograrse estableciendo subsidios diferenciales para 

los estratos bajos de acuerdo con los mercados de distribución. Existen otros 

procedimientos comerciales que permiten aliviar el peso de las facturas de 

electricidad en el presupuesto de las familias de los estratos bajos, lo que a fin de 

cuentas es el problema que se trata de resolver. Las normas vigentes permiten 

adoptar los llamados ―esquemas diferenciales de prestación del servicio‖. 

También puede buscarse extender y masificar el prepago de la energía eléctrica 



 
 

que permite a los usuarios racionalizar sus consumos y reducir, en consecuencia, 

erogaciones por el servicio41. La exitosa experiencia de EPM es aleccionadora.   

5.4 Sobre el cambio de nivel de tensión o bypass 

Es un tanto sorprendente el encono con el que distribuidores de electricidad y 

grandes consumidores se enfrentan entorno a la cuestión del cambio de nivel de 

tensión. Los grandes consumidores seguramente habrán hecho sus cuentas, pero, 

en principio resulta dudoso que el cambio del nivel de tensión – digamos del 3 al 

4- reduzca de forma sensible su costo total de energía. A fin de cuentas el gran 

consumidor habrá de hacer inversiones en transformación para llevar la energía 

al nivel de tensión en el que realiza su consumo. Estas inversiones y los costos de 

operación y mantenimiento de las instalaciones deben ser inferiores a la porción 

del cargo D que se evitan con el bypass. Si el sistema de distribución es eficiente, 

es dudoso que sea así en razón de las economías de escala y densidad. Sin 

embargo, si los cargos de distribución están distorsionados como ocurre con el 

cargo ADD, bien puede ocurrir que con el bypass el gran consumidor obtenga 

una reducción sustancial en el costo total del suministro42.  

El cambio de nivel de tensión está regulado por la resolución 97 de 2008, la cual, 

en la parte pertinente a la letra dice:  

"…los Usuarios de los SDL podrán migrar a un nivel de tensión superior, siempre que 

cumplan los siguientes requisitos ante el respectivo OR: 1.Justificar técnicamente la 

necesidad de cambio de Nivel de Tensión. 2. Obtener autorización del OR a cuyas redes 

se encuentra conectado el usuario cuando el cambio propuesto es en el sistema del mismo 

0R. 3. Si el usuario requiere mantener la instalación donde se encuentra conectado, 

deberá cumplir con lo establecido en el artículo 14 de la presente resolución. 

PARÁGRAFO 1. Los OR deben disponer de un estudio técnico, actualizado anualmente, 

que considere entre otros aspectos: pérdidas, regulación y calidad de su sistema que 

permita determinar, según la capacidad de conexión solicitada por un usuario, el nivel de 

tensión al cual debería conectarse, sujeto a que exista capacidad disponible en el punto de 

                                                           
41 Se trata de reducir el gasto en energía de las familias pobres. Los subsidios diferenciales por 
regiones y los mecanismos comerciales podrían permitir lograr ese propósito sin las distorsiones 
que introducen las ADD.  
42 Las mayores distorsiones se dan en el nivel 1. Como quiera que la industria regularmente 
recibe el suministro en niveles superiores, el efecto de las ADD sobre su precio final es mucho 
menor. Por ello es probable que haya otros incentivos a la migración de nivel de tensión 
adicionales a las ADD como las pérdidas. 



 
 

conexión solicitado. Cada vez que se actualiza dicho estudio debe ser publicado y sometido 

a comentarios de los terceros interesados, los cuales deberán ser resueltos por el OR. 

PARÁGRAFO 2. El OR tendrá un plazo de quince (15) días hábiles para decidir sobre la 

solicitud de migración. La negación de la autorización deberá estar técnicamente 

justificada”. 

Todo parece claro. Pero como se sabe, el diablo está en los detalles. Y los detalles 

están contenidos en el numeral 4.4 del Anexo General de la Resolución CREG 070 

de 1998, reglamento de distribución, que establece el procedimiento para la 

conexión de cargas a los sistemas de distribución, modificado en algunos de sus 

apartes por la resolución 156 de 2011, reglamento de distribución. Escapa a los 

alcances de este documento la valoración de rigor técnico de esos 

procedimientos. Presumimos que están bien establecidos desde el punto de vista 

técnico y que cuando los motivos para solicitar el cambio de tensión son de esa 

índole, los procedimientos en cuestión pueden ser adecuados. Pero ¿qué ocurre 

cuando la motivación es puramente económica? La pregunta es válida porque al 

parecer, en buena parte de los caso, las solicitudes de cambio de nivel de tensión 

obedecen a esa motivación y las negativas también.  

La migración de nivel de tensión reduce los ingresos del operador de red y esa es 

una razón suficiente para que éste busque llenarse de argumentos técnicos para 

negarla. El consumidor puede, por supuesto, reponer la decisión y, en última 

instancia, apelarla ante la Superintendencia de Servicios Públicos.  

No existe, aunque debería existir, un procedimiento que pueda emplearse en los 

eventos en que el consumidor busque el cambio de nivel por razones 

estrictamente económicas. Estas son legítimas y no debería soslayarse la cuestión. 

También es legítimo que el OR trate de preservar sus ingresos evitando la 

migración. También debe considerarse el interés de los demás consumidores 

cuyos costos de distribución pueden aumentar en el siguiente período 

regulatorio como consecuencia  la migración  de nivel de tensión. El hecho es que 

el problema parece haberse exacerbado después del establecimiento de los cargos 

ADD. Desde 2007 a 2012, la CREG ha emitido 9 conceptos sobre el asunto: 1291 

de 2007; 134 de 2009; 1437, 2523, 8380 y 381 de 2010; 6600, 215 y 173 de 2012. 

Hasta entonces el tema parecía pacífico, se habían emitido dos conceptos: 991134 

de 1999 y 2892 de 2000.    



 
 

5.5 La cuestión de las pérdidas 

Las pérdidas son la diferencia entre la energía suministrada y la energía 

facturada. Se dividen en pérdidas técnicas y pérdidas no técnicas. Estas últimas 

son causadas por deficiencias en medición o en los sistemas de información, 

conexiones ilegales y fraudes. Se admite que parte de éstas son de difícil gestión 

por problemas de orden público o situaciones de subnormalidad y pobreza 

extrema. Desde el punto de vista comercial las pérdidas se clasifican en 

reconocidas y no reconocidas. El costo de las primeras es trasladado a los 

consumidores y el de las segundas es asumido por las empresas de distribución y 

comercialización.  

Los avances del sector en reducción de pérdidas son notables. A mediados de los 

años noventa, el índice global superaba el 30%; en 2004 eran de 16% y en la 

actualidad se estiman en cerca de 12% 43 . No obstante, su costo para los 

consumidores y las empresas sigue siendo considerable.  

En principio la regulación de las pérdidas no debería ser extremadamente 

compleja. Las pérdidas técnicas ocurren en las redes y, en consecuencia, su 

control es responsabilidad de los operadores de éstas. Como la regulación está 

basada en el reconocimiento del valor de reposición de los activos, las pérdidas 

admisibles, es decir, aquellas cuyo costo puede trasladarse a la tarifa, son las que 

tendría un conjunto de activos completamente nuevo. Para las pérdidas no 

técnicas, es decir, las de la energía que efectivamente llega al consumidor pero 

que no le es facturada, también podría fijarse un nivel óptimo - es decir, el nivel 

al cual los costos de recuperación exceden al de  la energía perdida - cuyo costo 

estaría reconocido en la tarifa.  Fijados esos niveles óptimos correría por cuenta 

de las empresas la gestión eficiente de sus propias pérdidas pues aquellas que 

excedan dichos niveles deterioran sus resultados financieros.  

La aplicación en Colombia de este sencillo esquema enfrenta dos dificultades. La 

primera tiene que ver con la coexistencia de la figura de comercializador 

independiente y el comercializador integrado con distribución y la segunda con 

algunas cuestiones de tipo idiosincrático como problemas de orden público, 

subnormalidad y pobreza extrema.  

                                                           
43

 Ingeniería especializada (2008). Consultoría para la determinación de las pérdidas de energía 
en los mercados de comercialización presentes en el SIN y definición de criterios para la 
evaluación de planes de reducción y/o mantenimiento de pérdidas de energía. Tomo 6. 

 



 
 

Hasta la expedición del decreto 387 de 2007, el marco regulatorio de las pérdidas 

contenía distorsiones y asimetrías en su asignación entre comercializadores 

entrantes y el comercializador-distribuidor incumbente. En particular, los 

comercializadores entrantes podían trasladar a sus usuarios un nivel de pérdidas 

no técnicas superior a las que les cobraba el mercado. El decreto 387 corrigió esta 

situación y dispuso la asignación de las pérdidas no técnicas a prorrata de las 

ventas de energía de los comercializadores del mercado. Adicionalmente, asignó 

su gestión  al distribuidor, el cual debe presentar un plan de reducción de 

pérdidas cuyo costo recupera parcialmente mediante un cargo incluido en la 

fórmula tarifaria. Esta solución sería más satisfactoria si el distribuidor fuera 

neutral frente a los comercializadores que hacen uso de su red. Sin embargo, en 

la medida en que el distribuidor es también comercializador y que parte de las 

pérdidas comerciales se presentan en la red (conexiones fraudulentas) de cuya 

gestión están al margen los demás comercializadores, pueden presentarse 

problemas con esa forma de asignación.   

La segunda cuestión es un tanto más compleja. El índice agregado de pérdidas – 

que se compara favorablemente con el de Brasil (17,1%) al tiempo que supera los 

de Chile (8,3%) y Perú (8,4%) – esconde una notable dispersión en los índices de 

pérdidas registrados por los OR. Como se trata de un índice ponderado, la masa 

de energía de los mercados de CODENSA y EPM, cuyas pérdidas son de 9,16% y 

8%, respectivamente, es suficiente para hacer descender el índice agregado de 

forma significativa. Así, como se ilustra en la Tabla 5-2, los índices de pérdidas 

de la mayoría de los OR superan, por amplio margen, el promedio nacional. Esto 

significa que - excepto en los mercados de CODENSA, EPM y algunos otros – el 

control eficiente de las pérdidas en una asignatura pendiente del sector eléctrico. 

 



 
 

Tabla 5-2. Índice de pérdidas por OR44 

 

Fuente: IAB (2008) Informe general 

Ahora bien, de acuerdo con las estimaciones de Ingeniería Especializada, en el 

estudio ya citado, buena parte de esas pérdidas son no técnicas, como se ilustra, 

para algunos OR, en la Tabla45. El esquema sencillo de regulación de las pérdidas 

descrito anteriormente, no parece haber funcionado. Es en este contexto en el que 

se inscribe la política gubernamental plasmada en el Decreto 387 de 2007 que ha 

dado lugar a importantes cambios en la regulación de las pérdidas: Resoluciones 

172, 173 y 174 de 2011.  Tres son los aspectos más relevantes frente al tema en 

discusión: 

 Asignación de las pérdidas a prorrata de las ventas de energía de los 

comercializadores de cada OR. 

 Implantación de planes reducción de pérdidas cuyos costos se trasladan a 

las tarifas.  

 Asignación al OR de la responsabilidad integral de la gestión de las 

pérdidas del mercado de comercialización asociado a sus redes. 

                                                           
44 El más reciente estudio sobre pérdidas es el realizado por la Universidad Tecnológica de 
Pereira para la CREG.  Dicho estudio referido a las pérdidas técnicas, pero no presenta una 
estimación de las pérdidas totales.  
 
45 Esta es la información consolidada más reciente. Probablemente los reportes de las empresas a 
la CREG  registren cambios menores. Pero esas diferencias carecen de importancia para lo que se 
quiere señalar aquí: la dispersión de los niveles de pérdidas entre las empresas.  

CHEC 8,15 Huila 16,16

Nariño 33,57 Meta 21,22

Cauca 22,4 Arauca 30,49

Norte de Santander 21,58 Boyacá 13,62

CODENSA 9,16 Cundinamarca 20,65

Tulua 20,62 Pereira 19,32

Tolima 18,61 Putumayo 22,63

Distribuidora del Pacífico 28,17 Quindío 15,37

Electricosta 11,9 Valle de Sibundoy 20,11

Santander 16,66 EMCALI 13,69

Caquetá 21,44 Cartago 19,3

Electricaribe 17,36 EPM 8

Fuente: IAB (2008) Informe General

(%)

Índice de pérdidas  por OR



 
 

Tabla 5-3. Índice de pérdidas de algunos OR 

 

Fuente: IAB (2008) Informe general 

Ya se hizo referencia a los puntos dos y tres. Queda por discutir los planes de 

reducción de pérdidas. Lo primero que hay que indicar es que los pagos por las 

pérdidas se incrementarán, a partir de 2013, en el costo unitario del plan, es decir, 

la suma de la anualidad de las inversiones y los gastos AOM dividida por la 

energía comercializada en cada OR: el componente CPROG Esto supone un 

incremento en la tarifa cuya cuantía dependerá de del costo del plan aprobado  a 

cada OR.  La CREG ha montado todo un dispositivo para evaluar los programas 

y controlar su cumplimiento. Se auditará que los recursos adicionales se apliquen 

efectivamente a los programas y se verificará el cumplimiento de las metas. En 

caso de incumplimiento de las metas se puede suspender la ejecución de los 

programas y devolver a los usuarios las sumas recaudadas para su financiación. 

Todo esto está bien. Pero queda por resolver un interrogante: ¿por qué razón 

deben los usuarios asumir los costos?  

El Ministerio no presentó ninguna justificación de ello. En los considerandos del 

Decreto 387 se invocan los artículos 2 y 93 de la ley 142 y el 3 de la 143; los cuales 

tratan de cuestiones como la ampliación de la cobertura, la posición dominante y 

la promoción de la competencia.  Desde el punto de vista estrictamente 

económico no parece existir justificación para la inclusión de un nuevo cargo en 

la tarifa. En principio, hay que asumir que los cargos vigentes cumplían con los 

Técnicas No técnicas Totales

Cartago 3,81 15,49 19,3

CEDELCA 4,29 18,11 22,4

CEDENAR 5,62 27,95 33,57

CENS 5,71 15,87 21,58

CODENSA 4,43 4,73 9,16

EMCALI 4,14 9,55 13,69

Tolima 5,14 13,47 18,61

EPM 2,76 5,24 8

EPSA 7,72 8,93 16,65

Pereira 4,27 15,05 19,32

Fuente: IAB (2008) Informe General

(%)

Indice pérdidas de algunos OR



 
 

criterios de eficiencia y suficiencia financiera. Si las empresas toleran un nivel de 

pérdidas que excede a las reconocidas ello se debe a que el costo que asumen 

ellas excede los costos de su reducción. Esto significa que el nivel óptimo de 

pérdidas para las empresas es superior al fijado en la regulación. 

Ahora bien, puede alegarse que en razón de situaciones de orden público o de 

índole social las empresas no están en capacidad de gestionar eficientemente sus 

pérdidas con los ingresos derivados del cobro de los cargos establecidos. Puede 

argüirse también, como consecuencia de lo anterior, que las pérdidas no técnicas 

son un costo no asignable total o parcialmente.  Si ello es así caemos en el campo 

de la política social y el cargo CPROG se convierte en una especie de 

contribución como el FAZNI o el PRONE.  

5.6 Competencia en el mercado regulado y descreme del mercado.  

Se trata de una historia antigua que se inicia con la resolución 031 de 1997, en la 

cual, entre otras cosas, el regulador dispuso la eliminación del cargo fijo de 

comercialización con el propósito de favorecer la entrada de comercializadores 

independientes 46  al mercado regulado. Como se sabe los costos de 

comercialización o costos de clientela – medición, facturación, recaudo, etc. – son 

independientes del nivel de consumo. Por esa razón la suma total de esos costos 

debe distribuirse entre el conjunto de consumidores ($/factura) y no entre el total 

de la energía vendida ($/KWh). Cuando se hace esto último, es evidente que el 

comercializador entrante se orientará hacia los usuarios o grupos de usuarios de 

más altos consumos ofreciéndoles un costo de comercialización en $/KWh 

inferior al costo medio del mercado.  El comercializador  establecido no puede 

reaccionar rebajando su propio costo pues estaría obligado a ofrecérselo al 

conjunto de sus usuarios poniendo en riesgo su viabilidad financiera. Debe pues 

resignarse a perder esos clientes y a ver cómo se incrementa el costo de 

comercialización de los clientes de bajo consumo que no son atractivos para el 

comercializador entrante.  Es así como opera el mecanismo de descreme del 

mercado. Aunque los comercializadores integrados con distribución han 

señalado reiteradamente ese fenómeno no parece que haya dado lugar a una 

gran pérdida de clientes. Los comercializadores independientes han 

desaparecido del mercado no regulado y se han refugiado en el regulado 

                                                           
46  La comercialización puede ser desarrollada de forma independiente o integrada con 
distribución y generación. La comercialización independiente participa marginalmente en el 
mercado no regulado y en el mercado regulado se estima, por ACCE, que atiende unos 100.000 
usuarios de un total de 10 millones aproximadamente.  



 
 

arañando una porción insignificante de éste: unos cuantos miles de clientes. En 

todo caso, la CREG buscó restablecer el cargo fijo encontrándose con la oposición 

del gobierno, por consideraciones políticas y también financieras pues con el 

restablecimiento del cargo fijo al parecer se elevaban los aportes presupuestales 

requeridos para los subsidios.  

6 SUBSIDIOS, CONTRIBUCIONES, FISCALIDAD SECTORIAL Y 

COSTOS AMBIENTALES 

El sector eléctrico colombiano tiene una fiscalidad sectorial muy significativa 

cuyos ingresos se aplican a subsidiar el acceso a la red y el consumo de 

electricidad de la población pobre.  

Está en primer lugar el régimen de subsidios y contribuciones. Para aplicar este 

régimen, los consumidores de electricidad se dividen en 4 categorías: industrial, 

comercial, oficial y residencial. A su turno, la categoría residencial se divide en 6 

grupos o estratos socioeconómicos, a saber: bajo-bajo, bajo, medio-bajo, medio, 

medio-alto y alto. Los consumidores comerciales y residenciales de los estratos 

altos pagan una contribución de 20% sobre el costo unitario del servicio. Las 

familias de estrato 1, 2 y 3 reciben un subsidio de 60%, 50% y 15% del costo 

unitario; ello sobre el consumo de subsistencia de entre 130 KWh y 173 KWh, 

según los pisos térmicos47; el consumo excedente lo pagan a tarifa plena. Las 

familias del estrato medio y los consumidores del sector oficial no reciben 

subsidio ni pagan contribución. En cada mercado, las contribuciones son 

recaudadas por los comercializadores que las cruzan con los subsidios otorgados. 

Los excedentes se giran al Fondo de Solidaridad y Redistribución de Ingresos, 

una cuenta administrada por el Ministerio de Minas y Energía. El presupuesto 

nacional cubre los faltantes de los mercados deficitarios. En términos gruesos, los 

subsidios del sector eléctrico ascienden a unos US$ 550 millones; de los cuales el 

70% es cubierto con las contribuciones sectoriales y el resto con recursos del 

presupuesto nacional. Este porcentaje debe haberse reducido de forma sustancial 

con la eliminación de la contribución a los consumidores industriales.  

Existen  además 4 fondos financiados con la fiscalidad sectorial, a saber:  Fondo 

de apoyo financiero para la  energización de zonas no interconectadas (FAZNI), 

                                                           
47 Existen también consumos de subsistencia en barrios subnormales de 138 KWh y 183 KWh – 
mes.  



 
 

Fondo de apoyo financiero para la electrificación rural (FAER), el Fondo de 

Energía Social (FOES) y el Programa de Normalización de Redes (PRONE). En 

conjunto estos Fondos movilizan recursos por unos US$ 115 millones. 

Adicionalmente, la generación paga un impuesto ambiental del 6% del valor de 

la generación hidráulica y de 4% del valor de la generación térmica.  

Todos esos fondos afectan el precio final de la energía. Se establecieron con 

carácter temporal pero su vigencia se renueva reiteradamente. Su eliminación 

tendría un efecto marginal sobre la tarifa pero suprimiría un factor de distorsión 

y una fuente de discusión permanente. Reduciría los costos de transacción del 

sistema: en los últimos años la CREG ha expedido cerca de 40 resoluciones para 

regular esos fondos, el ministerio una veintena de decretos y el legislativo unas 6 

ó 7 leyes.   Todo ello consume tiempo y capacidad de trabajo que podría 

utilizarse más productivamente. Adicionalmente, como los fondos afectan la 

tarifa de todos los usuarios, incluidos los pobres, se presenta la situación 

paradójica de que se eleven los costos de la energía que debe ser subsidiada con 

las contribuciones o recursos del presupuesto nacional. Su costo no fiscal parece 

ser excesivo. Las partidas requeridas podrían incluirse en los presupuestos de las 

dependencias estatales como el IPSE dedicadas a esos asuntos.  

Más grave aún que las distorsiones de los precios asociadas a los fondos es el 

sobre-costo resultante de la gestión ambiental y social de los proyectos de 

generación y transporte actualmente en desarrollo.  Además del impuesto a la 

producción ya mencionado, la legislación ambiental obliga a la realización de 

inversiones por un monto equivalente al 1% del valor del proyecto. Para los tres 

grandes proyectos actualmente en construcción – Quimbo, Sogamoso e 

Hidroituango - esto equivale a no menos de US$ 60 millones. Pero esto es sólo la 

cuota inicial. Adicionalmente, debe definirse y valorarse, en el Estudio de 

Impacto Ambiental requerido para la obtención de la licencia, un Plan de Manejo 

Ambiental (PMA) con su respectivo Plan de Monitoreo y Seguimiento. La 

situación social de las áreas donde se desarrollan los proyectos y la acción de 

agentes especializados en la protección del ambiente y de los operadores 

políticos está llevando a que las empresas enfrenten demandas económicas 

exorbitantes que desbordan los compromisos del PMA y de la licencia pero de 

cuya satisfacción depende la construcción del proyecto. La notificación más 

contundente de la magnitud de este problema la dio EPM con la suspensión de 

Porce IV asumiendo el riesgo de enfrentar los costos de las garantías asociadas al 

cargo por confiabilidad. Son conocidas las dificultades enfrentadas por EMGESA 



 
 

en la construcción de El Quimbo y, aunque en menor medida, las de ISAGEN en 

Amoyá y Sogamoso. EPM se ha visto obligada a implantar todo un dispositivo 

administrativo de amplio espectro para gestionar la problemática ambiental y 

social en el entorno de Hidroituango. Esta es, ciertamente, una situación que está 

afectando el desarrollo de la infraestructura eléctrica incluso en países como 

Chile cuya legislación ambiental es poco intrusiva y sus procedimiento muy 

expeditos. A los costos incluidos y no incluidos en el PMA que están sufragando 

las empresas habría que adicionarles los resultantes de una prolongación de los 

trabajos, los extra-costos financieros durante la construcción y el costo de 

oportunidad del retraso en la operación comercial de los proyectos. Hace algunos 

años el Banco Mundial estimó que los proyectos de generación en Brasil estaban 

asumiendo un sobre-costo ambiental del 20%. Un sondeo entre empresas de 

generación con proyectos en desarrollo sugiere que en el país se está acercando a 

esa cifra.  

Se habla de pasivo ambiental, de pasivos sociales y de efectos ambientales 

acumulados. Puede ser, puede no ser. Lo que no es evidente es que esos pasivos 

deban incorporarse a los balances de las empresas. Ciertamente en las zonas 

donde se adelantan los proyectos los indicadores de pobreza y de necesidades 

insatisfechas son muy elevados y con frecuencia superan los promedios del país.  

Pero es claro que las empresas, o debería serlo, no pueden suplir, como lo vienen 

haciendo, esas carencias. Es necesaria una política pública de acompañamiento 

de las empresas que están adelantando los proyectos de generación y 

transmisión. Se deben diseñar y ejecutar planes de intervención social, con la 

participación de los departamentos y municipios, reorientado o acelerando la 

ejecución del presupuesto de inversión social. La Nación debería liderar ese 

proceso creando un programa especial en el Departamento Administrativo para 

la Prosperidad Social. En dicho Departamento funciona ya el   Grupo Paz, 

Desarrollo y Estabilización (GPDE) cuyos objetivos y líneas de acción están 

perfectamente identificados con las problemáticas sociales que se presentan en 

las áreas de los proyectos. Eventualmente las empresas, por intermedio de sus 

fundaciones, podrían dar soporte financiero a dicho programas. También podría 

buscarse el concurso de la Banca Multilateral48. 

Es necesario también introducir mejoras que permitan acelerar los trámites de 

licenciamiento y modificación de las licencias ya otorgadas. En estudio reciente 

                                                           
48 Esta propuesta fue presentada por ECSIM en el Estudio sobre Factores de Entorno de los 
Proyectos de Infraestructura, preparado para ANDESCO.  



 
 

elaborado por ECSIM para ANDESCO se hicieron, entre otras, las siguientes 

propuestas:  

 Reglamentar la consulta previa mediante la expedición de la ley 

estatutaria ordenada por la Corte Constitucional. Deben establecerse 

plazos y un mecanismo de cierre en caso de que no se logren los acuerdos 

con las comunidades.  

 La ANLA y la Corporaciones Autónomas incumplen sistemáticamente los 

plazos de licenciamiento establecidos en el decreto 2820 de 2010 sin que 

esto tenga para esas entidades o sus funcionarios consecuencias de 

ninguna índole.  En el marco normativo actual, Ley 393 de 1997, las 

empresas podrían adelantar acciones de cumplimiento. Al parecer no 

recurren a ella por temor represalias. El tema trasciende la problemática 

del sector eléctrico y afecta a todos los proyectos de infraestructura. 

Debería adelantarse una discusión sobre la conveniencia de establecer el 

silencio administrativo positivo en las gestiones de licenciamiento y 

modificación de las licencias. Por lo pronto se debe disponer de oficio el 

acompañamiento de la Procuraduría a las empresas que adelantan 

trámites ambientales de proyectos claves de generación y transmisión.   

 Es necesario modificar la política de la ANLA y todas las autoridades 

ambientales en cuanto a la contratación de recursos externos para la 

evaluación técnica de los EIA. Concretamente se propone que, además de 

consultores individuales, se contrate con Curadores Ambientales 

Especializados que serían seleccionados entre universidades y centros de 

investigación con altas calificaciones en el ICFES y COLCIENCIAS y que 

se dediquen exclusivamente a dicha evaluación técnica por medio de 

equipos profesionales creados para el efecto. Esto Curadores operarían 

dentro de plazos contractuales definidos deberían encargarse de todo el 

proceso desde el trámite de licenciamiento hasta el seguimiento de las 

obligaciones por parte de los promotores de los proyectos.  

 Frente al tema de las modificaciones debe derogarse el parágrafo del 

artículo 36 del decreto 2820 y debe revisarse la resolución 2101 de 2009 de 

modificaciones menores buscando que la lista de éstas sea más completa, 

si fuere necesario. También debe revisarse lo concerniente a la 

delimitación de las áreas dentro de las cuales pueden adelantarse las 

acciones que no requieren modificación de la licencia. Otro cambio 

normativo que debe impulsarse en la reglamentación de la ley 56 de 1981, 

en particular en su artículo 10 sobre valores unitarios, para tratar de evitar 



 
 

la especulación con los precios de las tierras declaradas de utilidad 

pública.   

 Es necesario reglamentar mediante decreto el tipo de proyectos y las 

características de los mismos que requieren de DAA. Este estudio debería 

ser sustituido con la inclusión, en los términos de referencia, de un 

capítulo especial en el cual el promotor sustente, desde el punto de vista 

ambiental, la elección de la alternativa propuesta. Si esta elección no es 

satisfactoria desde el punto de vista de la autoridad ambiental, se negará 

la licencia de la misma forma en que se hace cuando dicha autoridad 

considera insatisfactorio cualquier otro aspecto del EIA.  En todo caso, la 

autoridad ambiental se abstendrá siempre de seleccionar cualquiera de las 

alternativas consideradas en el EIA.  

7 COGENERACIÓN Y AUTOGENERACIÓN 

Sucesivos gobiernos han buscado promover la cogeneración. El desarrollo de 

esta actividad es uno de los aspectos contemplados en los programas de uso 

racional. En su estudio de 2009, FEDESARROLLO indicó que el principal 

obstáculo a la cogeneración, lo mismo que a la autogeneración, tenía que ver con 

las condiciones para la venta de los excedentes.   

Hay en el país unos 600 MW de potencia instalada en plantas de cogeneración, 

de los cuales unos 60 están registrados en el mercado mayorista. La UPME 

estima en 850 MW el potencial, la ANDI en 773 MW. La actividad está regulada 

desde los años 90 (Resoluciones 085 de 1996, 107 de 1998, 032 y 039 de 2001 y 077 

de 2009). En desarrollo de los dispuesto por la ley 1215 de 2008, la CREG expidió 

las resoluciones 005 de 2010 y 047 de 2011 que constituyen al marco regulatorio 

actual de la actividad.  

La Resolución 005 de 2010 fija, para los diferentes combustibles, el rendimiento 

eléctrico equivalente mínimo que debe tener una planta para ser admitida como 

cogeneración. Establece también las condiciones de respaldo y su remuneración. 

La energía de respaldo se liquida al precio de bolsa y la remuneración total debe 

incluir los costos de transmisión y distribución que asume cualquier agente. La 

venta de excedentes puede hacerse en bolsa o contratada libremente con 

cualquier agente comercializador, de forma similar a cualquier productor. La 

resolución 047 de 2011 regula lo concerniente a las pruebas de auditoría.  



 
 

El auto-generador está definido legalmente, artículo 11 de la ley 143,  como el 

agente, regulado o no regulado, que produce energía eléctrica para atender 

exclusivamente sus propias necesidades, por lo tanto no utiliza la red 

interconectada excepto para obtener el respaldo que pueda requerir. 

Excepcionalmente, vale decir, en condiciones de racionamiento, puede vender 

excedentes en bolsa o mediante contratos libres con cualquier comercializador, 

en los términos de la resoluciones 033 de 2007 y 190 de 2009.  La capacidad 

instalada en autogeneración es de 1.100 MW, un 75% de los cuales es propiedad 

de empresas petroleras.  

La regulación de la cogeneración parece adecuada desde el punto de vista 

técnico y comercial. Puede ser necesaria una difusión mayor de sus condiciones y 

beneficios y, probablemente, el diseño de alternativas de financiación.  Para 

incentivar la autogeneración, de suerte que el incremento potencial o efectivo de 

la oferta de electricidad ejerza una presión competitiva en el mercado, es 

necesario modificar la condición legal del auto-generador y regular, de forma 

similar a la cogeneración, las condiciones para la venta de sus excedentes y los 

términos del respaldo.  

8 ESTRUCTURA INDUSTRIAL Y PROPIEDAD 

Además de la regulación de conducta, es decir, la de precios y calidad, existen un 

conjunto de reglas para regular la estructura del mercado, a saber:  

 Las empresas constituidas con posterioridad a la expedición de las leyes 

142 y 143 sólo pueden ejercer una de las actividades del sector – 

generación, transmisión o distribución. La comercialización puede 

ejercerse en forma conjunta con la generación o la distribución.  

 Un agente no puede tener más del 25% de la ENFICC declarada aunque 

puede exceder ese límite y llegar hasta un 30% si ello es el resultado de la 

inversión en nuevas plantas. Cuando el primer límite se sobrepase por 

adquisición de activos existentes y el segundo por cualquier razón, el 

generador en cuestión está obligado a entregar a un tercero la gestión en el 

mercado de la generación excedentaria.  

 Un comercializador no puede tener más del 25% de la demanda comercial 

total. Una empresa de generación no puede tener más de 25% del capital 

social de una empresa distribuidora y viceversa. Para calcular los límites 



 
 

se tienen en cuenta las participaciones en empresas controlantes, 

controladas, subordinadas o vinculadas. 

 No existen límites en distribución. ISA, la empresa dominante, sólo puede 

ampliar su participación en transmisión por inversión en nuevos 

proyectos.  

9 INTERRELACIÓN ELECTRICIDAD – GAS. 

La necesidad de aumentar el componente térmico de la generación fue una de las 

lecciones aprendidas con el racionamiento de 1991. Para enfrentar la emergencia 

se construyeron bajo la modalidad de contratos PPA cinco centrales térmicas a 

gas (Termo Valle, Termo Emcali, Termo Dorada, Flores I y TEBSA). Desde 

entonces el sector eléctrico quedó inexorablemente vinculado al sector del gas. 

Posteriormente se desarrollaron otros proyectos. Hoy el país tiene más de 3500 

MW a gas distribuidos en 13 centrales.  

En un sistema predominante hidráulico la generación térmica tiene dos objetivos 

fundamentales: cubrir los faltantes en presencia de baja hidrología y fijar el costo 

de oportunidad de agua. La elección del combustible del parque térmico tiene 

por tanto consecuencias en el costo de generación. Con las decisiones tomadas en 

el racionamiento y la política de masificación el País optó por el gas natural con 

la convicción de que las reservas existentes y las que se adicionaran 

posteriormente serían suficientes para abastecer la demanda residencial, 

industrial, vehicular y la de las plantas térmicas. El fracaso del campo de Opón, 

en 1999, y el éxito en la masificación del gas en otros usos, unido a las 

exportaciones a Venezuela, han comprometido el abastecimiento del parque 

térmico existente y puesto en entredicho su expansión con base en ese 

combustible. En la segunda subasta de energía firme de diciembre de 2011 no se 

presentó ningún proyecto térmico a gas. La suspensión o no renovación, desde 

2006, de los contratos de suministro para las térmicas ha hecho que las centrales 

existentes, para estar en condiciones de cumplir sus compromisos, cambien a 

combustibles líquidos. Esto tiene efectos sobre la contratación y el precio de largo 

plazo que se ven influenciados por la expectativa de un precio de bolsa fijado por 

el costo de los combustibles líquidos. En el momento en que esa expectativa se 

materialice, en presencia de un fenómeno de ―El Niño‖, el precio de la energía 

podría aumentar considerablemente.  



 
 

Existen discrepancias entre los agentes en torno a la cuestión del abastecimiento. 

La demanda, principalmente los industriales y los agentes térmicos del sector 

eléctrico - que representan el 28% y el 25% del consumo, respectivamente49 - 

sostienen que la oferta física y comercial de gas es insuficiente. El Ministerio de 

Minas y Energía declaró, en la resolución 124430 de 2012, un Índice de 

Abastecimiento de 14.2 años, lo que garantiza el suministro hasta 2026. Por su 

parte, NATURGAS destaca el crecimiento de las reservas a pesar del aumento 

del consumo, la existencia de una capacidad de producción de más de 480 

MBTUD en los campos de Cupiaga y Cusiana, la existencia de un contrato con 

PDVSA para importar gas desde Venezuela a partir de 2014 y el programa de 

instalación de las plantas de regasificación50.  Por su parte, el presidente de 

ECOPETROL, en el Congreso de NATURGAS de 2012, en una presentación 

significativamente titulada ―Rompiendo Paradigmas‖, señalaba que la capacidad 

de producción supera la demanda como consecuencia de las inversiones 

realizadas en Cupiagua y Guajira y que habían disminuido los cuellos de botella 

en el transporte con Gibraltar-Bucaramanga, Sardinata-Cúcuta, la ampliación 

Cusiana-Vasconia y la ampliación Ballenas – Cartagena, prevista para 201451. 

Finalmente, los escenarios del Plan de Abastecimiento de Gas Natural 2013-2022 

de la UPME indican que en los escenarios bajo (TCAC de la demanda: 2,15%) y 

medio (TCAC: 2,56) habría equilibrio de oferta y demanda en 2018; en el 

escenario alto (TCAC: 3,88%), que supone la ocurrencia de un Niño que obliga a 

la generación térmica, el equilibrio se alcanzaría en 201552.   

El problema del abastecimiento de gas es más de política sectorial que de 

regulación. El incremento en la oferta de gas natural convencional resultante de 

nuevos yacimientos o de una mayor producción de los existentes; 

descubrimiento de gas de esquistos; gas asociado al carbón; importación desde 

Venezuela e importación de gas natural licuados son las opciones con las que 

cuenta el país. 
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 Los sectores residencial y comercial participan con el 20%; refinería y petroquímica 
con 19% y vehículos con 8%. NATURGAS (2103). Perspectivas del sector de gas natural 

en el corto, mediano y largo plazo. Página 1.  
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 Carta abierta a Luis Carlos Villegas, presidente de la ANDI, abril 25 de 2013.   
 
51

 Gutiérrez, J. (2012). Rompiendo paradigmas. Presentación en el Congreso de Naturas de 2012.  

 
52 UPME (2012) Escenarios de Oferta y Demanda de Hidrocarburos en Colombia. Esta es la 

información presentada por la UPME en el Congreso de Naturgas de 2013.  

 



 
 

Los análisis de la UPME involucran ya las proyecciones de producción de los 

recursos convencionales e incluso la adición de recursos no convencionales como 

el gas de esquistos53.  Así las cosas, las fuentes adicionales serían al importación 

desde Venezuela, que se supone debe producirse a partir de 2014, y las 

importaciones de GNL. Sobre una y otra fuente existe incertidumbre por factores 

de orden político, en la primera, y de naturaleza técnica y económica, en la 

segunda. Para el proyecto de importaciones son varias las decisiones que deben 

tomarse en materia de cierre financiero, el licenciamiento ambiental, tecnología, 

etc. Todo ello involucra la participación de un elevado número de agentes, lo que 

exige un fuerte liderazgo del Gobierno Nacional. Cuando se hayan tomado esas 

decisiones, el desarrollo del proyecto puede requerir por lo menos tres años. 

La mayoría de los generadores térmicos a gas han optado por convertirse a 

líquidos54. La restricciones de la oferta comercial y la alta exigencia de compra 

mínima, cercanas al 100% en los últimos años, de los contratos ―take or pay‖ 

hacen que esa decisión resulte completamente racional desde el punto de vista 

dQue los costos asociados a pérdidas se asignen considerando los beneficiarios 

de las mismas. No es factible asignar el costo a un solo agente o a un segmento 

de mercado en particular  cuando el beneficio se distribuye entre todos. 

La política sectorial adoptada mediante el decreto 387 de 2007 permite mantener 

la medición en cabeza de los comercializadores del mercado a la vez que 

distribuye los costos de forma eficiente eliminando distorsiones y asimetrías del 

marco regulatorio. De esta forma se garantiza un marco neutro favorable al 

funcionamiento de un mercado eficiente. Esto se logra a través de: 

- Asignar las pérdidas no técnicas de energía a la totalidad de 

comercializadores del mercado a prorrata de las ventas. 

- Transfiriendo a los usuarios únicamente los costos eficientes de pérdidas 

de energía. 

- Creando un plan financiado de gestión y control de pérdidas de energía 

cuyos costos son asumidos por la totalidad de agentes y usuarios que 

percibirán los beneficios asociados a su implantación. 
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 UPME (2012). Página 9.  
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 Ante la situación de estrechez del mercado de gas, la CREG tomó la decisión de permitir que 
los generadores térmicos respaldaran sus compromisos de energía firme con combustibles 
líquidos, para lo cual incluyó en el cargo por confiabilidad un monto adicional para financiar la 
conversión.  

 



 
 

De eximir a un grupo de usuarios (no regulados) de los costos que de acuerdo 

con la teoría económica les son asignables, se volvería a instaurar un esquema 

asimétrico y distorsionado que implicaría: 

- Subsidios a los comercializadores entrantes distorsionando la 

competitividad de los agentes en el mercado y generando ineficiencia. 

- Subsidios cruzados entre usuarios en donde la industria y comercio 

regulados perderían cada vez mayor competitividad por una imputación 

de costos superior a la de eficiencia. 

Se recomienda, en consecuencia, mantener las políticas adoptadas por el 

gobierno nacional en el año 2007. 

 

 

  

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 



 
 

CAPÍTULO 2. ANÁLISIS DEL IMPACTO DE LA REGULACIÓN Y 

DE LAS ESTRUCTURAS PRODUCTIVA E INDUSTRIAL DEL 

SECTOR DE ENERGÍA ELÉCTRICA SOBRE EL NIVEL FINAL DE LAS 

TARIFAS Y PRECIOS DEL SERVICIO DE ENERGÍA ELÉCTRICA EN 

COLOMBIA 

La promulgación de la Ley de Servicios Públicos Domiciliarios (Ley 142) y de la 

Ley Eléctrica (Ley 143) en 1994, es un acontecimiento destacable en la historia del 

sector eléctrico colombiano, pues implicó un cambio en los principios del sector, 

el cual pasó de ser un régimen monopólico controlado por el Estado a un 

mercado liberalizado. El establecimiento de estas leyes permitió la aplicación de 

principios de libre competencia, buscando un sector eficiente, en el cual la 

demanda de electricidad pueda ser atendida bajo condiciones de calidad 

(Congreso de Colombia, 1994a, 1994b).  

A partir de 1994 han tenido lugar importantes cambios en el sector eléctrico 

colombiano. Diecinueve años después de la creación de las leyes mencionadas, se 

hace necesario revisar el estado actual del mercado eléctrico y la evolución de las 

regulaciones que fundamentan su funcionamiento, con el objeto de explorar si las 

leyes promulgadas han contribuido a los fines con las que se expidieron.  

El objetivo de este documento es presentar un análisis descriptivo de la 

evolución de las principales variables asociadas al establecimiento de los precios 

de la electricidad en Colombia desde el año 2000 hasta el año 2012. 

El documento está organizado como sigue. En la primera sección se muestran los 

indicadores generales del sistema eléctrico colombiano, dentro de los cuales se 

presentan la evolución del número de agentes en cada uno de los eslabones de la 

cadena de suministro de electricidad, haciendo énfasis en los indicadores de 

concentración de mercado en la generación. Asimismo, se presenta la evolución 

de los precios en bolsa y en contratos dirigidos al mercado regulado, la demanda, 

la oferta y participación de las fuentes oferentes y el cargo por confiabilidad. 

La sección 2 presenta un análisis de la evolución del precio de la electricidad a 

nivel nacional y de las componentes que lo conforman. Este análisis se realiza de 

manera independiente para los usuarios regulados y no regulados. Para el 

mercado regulado, el análisis abarca la evolución general de los precios y cada 

una de sus componentes de manera agregada, analizando la posible incidencia 

que las regulaciones han tenido en el comportamiento de cada una de las series; 



 
 

de igual manera, se presenta un análisis individual para 6 empresas 

representativas en el país. 

Por último, la sección 3 explora los indicadores de calidad y cobertura que han 

caracterizado al sector a lo largo del período de análisis. Se observan de manera 

agregada los indicadores FES y DES por grupo de calidad, tanto en términos 

absolutos, como relativo a las veces en que dichos indicadores han superado su 

máximo admisible. Finalmente, se presenta una reflexión sobre el nuevo 

indicador de calidad que recientemente entró en vigencia en el país. 

Las conclusiones a las que llega este informe indican que el precio de la 

electricidad en Colombia ha aumentado en términos reales en el período 2000 – 

2012 en todos los niveles de tensión, así como el valor de cada una de las 

componentes que integran dicho precio. Asimismo, no se evidencian mejoras 

significativas en la calidad en la prestación del servicio eléctrico, si bien se 

observa un incremento en la cobertura del mismo a nivel nacional; de igual 

modo, tampoco ha habido racionamiento desde el inicio del mercado, a pesar de 

haber tenido la presencia de El Niño. 

1 METODOLOGÍA 

La metodología seguida en la elaboración de este documento se basa 

principalmente en el análisis de los datos reportados en el sistema de 

información NEON de XM, el Sistema Único de Información de Servicios 

Públicos (SUI) y la Comisión de Regulación de Energía y Gas (CREG), además de 

los informes especiales de XM. Asimismo, se hace uso de información reportada 

directamente por algunas de las principales empresas a lo largo de la cadena 

productiva de la electricidad, de información suministrada por algunos 

industriales y por algunos gremios interesados en la materia. 

Dada la necesidad de considerar un largo período de tiempo, de manera que las 

coyunturas puntuales no distraigan del comportamiento general del mercado, las 

series analizadas abarcan un período superior a 10 años. En este sentido, el 

horizonte temporal analizado corresponde al período 2000-2012 (salvo para 

aquellas cuyo momento de implementación ocurrió después del año 2000). La 

elección del año de inicio estuvo determinada por el comportamiento de la 

demanda comercial del país55, como se presenta en la Figura 1-1. 
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Figura 1-1. Demanda comercial 

Fuente: elaboración propia, datos disponibles en XM (2013a) 

Nótese que la tendencia de la demanda comercial comienza con un período de 

crecimiento sostenido desde el año 2000; previo a este año, el comportamiento de 

la demanda estuvo afectado por la gran crisis financiera que atravesó el país 

durante el período 1998-1999 (Uribe, 2000). Por ello, a fin de eliminar el ruido que 

fenómenos ajenos al desempeño del mercado puedan tener sobre el 

comportamiento de la demanda, se seleccionó el año 2000 como año de inicio en 

el análisis abordado en este estudio. 

Para hacer comparables las series en el tiempo pueden utilizarse, entre otros, tres 

tipos de deflactores: Índice de Precios al Productor – IPP–, Índice de Precios al 

Consumidor –IPC– y Deflactor Implícito del PIB. En general, éste último es 

ampliamente aceptado como deflactor de series ya que incluye todos los bienes y 

servicios producidos al interior de una economía. Sin embargo, la información 

necesaria para construir el deflactor implícito en muchos casos es preliminar o no 

se encuentra actualizada. Para este caso en particular, y teniendo en cuenta lo 

                                                                                                                                                                             

Demanda comercial: incluye la demanda propia de cada comercializador más la participación en 
las pérdidas del STN, así como los consumos propios de los generadores (NEON, 2012) 

 



 
 

anterior, se utilizará la serie del IPC base 2012 dado que comparte características 

claves con el deflactor implícito y sus valores son muy similares, obteniendo 

resultados semejantes. Adicionalmente la energía es un bien de consumo final 

para la mayoría del mercado 

2 INDICADORES GENERALES  

Esta sección presenta los indicadores generales del mercado de la energía 

eléctrica en Colombia, relativos a: (1) número de agentes que intervienen en cada 

uno de los eslabones de la cadena productiva (generación – transmisión – 

distribución – comercialización), (2) precios de bolsa y de contratos y el cargo por 

confiabilidad, (3) demanda y (4) oferta de electricidad. 

2.1 Número de agentes 

La Figura 2-1  presenta la evolución del número de agentes en el mercado en 

cada uno de los eslabones de la cadena del negocio eléctrico.  

 

Figura 2-1. Número de agentes 

Fuente: elaboración propia, datos disponibles en XM (2011) y XM (2005) 

Agentes generadores  

Para el año 2011, la cantidad de agentes generadores aumentó un 23% con 

respecto al dato registrado en 2000. En este eslabón de la cadena de suministro, la 

capacidad efectiva neta de generación de 3 empresas, a saber: Empresas Públicas 



 
 

de Medellín, Emgesa e Isagén, representa un 56,8% de la capacidad de 

generación de electricidad del sistema colombiano, con un 22,4%, 19,9% y 14,6%, 

respectivamente. Las 38 empresas restantes contribuyen un 43,2% a la capacidad 

efectiva neta total.  

 

Concentración de mercado en generación 

La participación en el mercado del mayor oferente o de los tres más grandes, o 

índices de concentración como el Herfindahl-Hirschman Index (HHI) (William, 

1981), han sido los indicadores empleados para determinar la existencia de 

posición dominante en los mercados (Botero, García, & Vélez, 2011).  

Para evitar el poder de mercado, la CREG, de acuerdo a lo establecido en su 

Resolución 060 de 2007, reporta a la Superintendencia de Servicios Públicos 

Domiciliarios (SSPD) aquellas situaciones en las que la participación de un 

generador en la actividad de generación eléctrica es mayor o igual a 25% e 

inferior a 30%, y el HHI es mayor o igual a 1.800 (Comisión de Regulación de 

Energía y Gas - CREG, 2007a). 

De acuerdo con la Figura 2-2, la cual presenta la participación de los agentes más 

representativos en el mercado de generación, en el año 2000 el generador más 

grande, Emgesa, contaba con una participación del 26% en el mercado. 

Asimismo, los 3 generadores más grandes (Emgesa, Empresas Públicas de 

Medellín e Isagén) tenían en conjunto una participación del 58% del mercado de 

generación. 



 
 

 

Figura 2-2. Participación de los agentes más representativas en Generación 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en XM.  Variable base: capacidad de 

generación neta en el año (en KW). 

Para el año 2012 las condiciones son similares al año 2000. Si bien el generador de 

mayor participación es ahora Empresas Públicas de Medellín (23% de 

participación), los 3 generadores más grandes se conservan, y su participación 

nacional agregada es la misma (58%). 

El incremento en el número de agentes en el negocio de la generación de 

electricidad ha derivado en una disminución del índice de concentración de 

mercado. Es así como el HHI, teniendo en cuenta la capacidad de generación 

neta (en KW) fue de 1435 para al año 2000 y 1357 para el año 2012. Si bien este 

índice es bajo respecto del índice de otros mercados a nivel internacional (HHI 

Noruega = 1826, HHI Alemania = 2008 y HHI Hungría = 1911, según EC BR para 

el año 2009, aunque HHI Reino Unido = 901), su nivel aún indica que la 

concentración de mercado en el negocio de la generación es moderada, según la 

Resolución 060 de 2007 (Comisión de Regulación de Energía y Gas - CREG, 

2007a). 

La medición de la concentración del mercado es diferente cuando se tiene en 

cuenta la reserva de energía de los embalses de acuerdo con la cantidad de agua 

almacenada en los mismos, para el grupo de generadores que cuentan con 

centrales hidroeléctricas. En este sentido, el HHI en el año 2000 fue de 2116, un 



 
 

valor que indica un alto nivel de concentración de mercado. En el año 2012, este 

valor se redujo hasta 1784, de manera que la concentración, si bien ha 

disminuido, puede considerarse aún alta. 

La concentración de mercado en el negocio de la generación de electricidad se 

torna mayor en presencia del fenómeno de El Niño para los generadores 

hidroeléctricos y menor cuando se presenta el fenómeno de La Niña. En efecto, 

teniendo en cuenta la reserva de energía de los embalses de acuerdo con la 

cantidad de agua almacenada en los mismos, el HHI de marzo de 2010 (mes 

caracterizado por tener la mínima reserva de energía de los embalses a nivel 

agregado nacional, como se presenta en la Figura 2-3), es de 1690, mientras que 

es de 1922 en el mes de noviembre de 2011 (mes donde se reporta la máxima 

reserva de energía de los embalses a nivel agregado nacional). Ambos 

indicadores reflejan un nivel moderado de concentración de mercado, pero se 

acerca más a un nivel de alta concentración cuando se presenta el fenómeno de El 

Niño. 

 

 

 

*volumen de los embalses medido en términos de capacidad de generación (GWh) durante el 

período comprendido entre enero de 2000 y octubre de 2012 

Figura 2-3. Evolución en el volumen de los embalses  

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en XM 
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Barrera y García (2010), en un informe realizado para la Asociación Colombiana 

de Generadores de Energía Eléctrica (ACOLGEN), analizan el grado de 

concentración en capacidad y en generación desde el año 1997 hasta el año 2009 y 

concluyen que: “El HHI en generación muestra un mercado  altamente concentrado 

(por encima de 1.800), mientras que el mercado en capacidad instalada muestra un 

mercado moderadamente concentrado (1.000-1.800). Pero la tendencia en las dos medidas 

es hacia una mayor concentración”.  

Asimismo, el Comité de Seguimiento del Mercado Mayorista de Energía 

Eléctrica, de la Superintendencia de Servicios Públicos Domiciliarios – SSPD, en 

el Informe No. 73 de 2012, sostiene que “en  períodos de  hidrologías  normales,  los  

precios  de  oferta  de  los  agentes  se  desvían considerablemente  del  costo  marginal,  lo  

que  permite  generar  rentas  infra-marginales superiores a las que se obtendrían en un 

mercado de competencia perfecta” (Superintendencia de Servicios Públicos 

Domiciliarios - SSPD, 2012). 

Los resultados preliminares encontrados, así como lo expresado por consultores 

y la Superintendencia de Servicios Públicos Domiciliarios, indican que el tema de 

la concentración de mercado en la generación de electricidad requiere un análisis 

más profundo, que contemple otros indicadores y profundice en el 

comportamiento histórico de los agentes involucrados. 

Agentes Transmisores 

La actividad de Transmisión Nacional en Colombia es desarrollada por varias 

empresas de transporte de energía. La cantidad de agentes transmisores en el 

sistema eléctrico colombiano fue de 11 para el año 2000 y de 9 para el año 2011. 

Para el año 2005, la participación de Interconexión Eléctrica S.A. (ISA) representó 

un 60,4% de la capacidad de transmisión en el sistema completo nacional 

(medida a través de la longitud de los circuitos a 230 kV), y su filial, Transelca un 

11,5%, por lo que la participación de ISA llega a ser del 71,9% de los circuitos a 

230 kV. Por otro lado, la totalidad de los circuitos a 500 kV pertenece a ISA, 

participando con un 11,8% en la capacidad de transmisión nacional con estas 

redes. Como consecuencia, ISA tuvo para el año 2005 una participación agregada 

del 83,7% en la propiedad de las líneas de transmisión en el país (sin discriminar 

entre 230 kV y 500 kV). El resto de líneas a 230 kV son propiedad de Empresas 

Públicas de Medellín (EPM) con un 6,5% de la capacidad total de transmisión del 

sistema, la Empresa de Energía de Bogotá (EEB) con un 5,6%, la Empresa de 

Energía del Pacífico (EPSA) con un 2,2%, Electrificadora de Santander S.A (ESSA) 



 
 

con un 1,7%, y Distasa con un 0,2%  (Centro de Investigaciones para el 

Desarrollo, 2005).   

Otros indicadores orientados a la medición de la participación de las empresas 

en el STN arrojan resultados similares. Medida a través del ingreso regulado del 

STN en el año 2011, la participación de ISA en el STN representó un 71%, y su 

filial Transelca, 10%. EEB, EPM, EPSA, ESSA y Distasa tuvieron una 

participación del 8%, 7%, 3%, 1% y 1%, respectivamente (Comisión de 

Integración Energética Regional - CIER, 2011). 

Por la naturaleza de la actividad de la transmisión de electricidad, estas cifras 

permanecen relativamente constantes a lo largo del tiempo. 

Agentes distribuidores 

La cantidad de agentes distribuidores en Colombia fue de 32 para el año 2011, un 

valor cercano al registrado para el año 2000 (el cual fue de 31 distribuidores). 

La participación de mercado de cada uno de estos agentes según la demanda 

comercial atendida por su correspondiente comercializador, refleja que EPM 

participa con el 16,1% del mercado de distribución, seguido por Codensa con una 

participación del 15% y Electrificadora del Caribe que contribuye con un 14,9%. 

Estos tres agentes tienen el 46% del mercado. El restante 54% es atendido por 

otras 26 empresas distribuidoras de electricidad (en lo estrictamente referido a la 

razón social de las compañías, es decir, sin tener en cuenta las propiedades 

cruzadas entre ellas). 

Agentes comercializadores  

En el año 2011, 64 empresas fueron registradas como comercializadoras de 

electricidad en Colombia, mismo número observado en el año 2000. La Tabla 2-1 

presenta la participación en el mercado, medida con relación a la demanda de 

electricidad en el mercado no regulado (en GWh) en diciembre de 2012. 

Tabla 2-1. Participación de los comercializadores 



 
 

 

*La participación en el mercado fue calculada en función de la energía de fronteras (GWh) en el 

mercado no regulado durante el mes de diciembre del año 2012. 

Fuente: elaboración propia, datos disponibles en XM (2013b) 

De las 64 empresas registradas como comercializadoras, 3 de ellas (Isagén, 

Empresas Públicas de Medellín y Emgesa) participan con el 54,8% en la demanda 

de energía de fronteras (GWh) en el mercado no regulado durante el mes de 

diciembre del año 2012. 

2.2 Precios de bolsa, contratos y Cargo por Confiabilidad 

La Figura 2-4 presenta la evolución de los precios promedios de la electricidad, 

negociados tanto en bolsa como en contratos. Los valores se encuentran 

expresados en unidades constantes tomando como referencia los precios de 2012 

y considerando el IPC para Colombia (series de empalme publicadas por el 

Departamento Administrativo Nacional de Estadística – DANE). 

 



 
 

 
*Valores en pesos constantes a 2012. 

* El Precio de Bolsa en resolución distinta a la horaria es calculado por XM como un ponderado 

de las compras en Bolsa Nacional en el periodo – mes (valor/magnitud) (XM, 2013a) 

*El precio de contratos se obtiene de los contratos bilaterales entre agentes, calculado con base en 

el valor despachado (en unidades monetarias) y la magnitud despachada (en unidades kWh) en 

el mes. 

Figura 2-4. Precios de bolsa y contratos 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en XM 

Durante el período de análisis, el precio máximo en bolsa fue de 220,2 $/kWh, 

ocurrido en diciembre de 2009. El precio mínimo ocurrió en mayo de 2012, y fue 

de 47,2 $/kWh. De igual manera, el precio máximo en contratos ocurre en 

diciembre de 2011, con un valor de 123,8 $/kWh, y el valor mínimo, de 78,4 

$/kWh, se registró en mayo de 2000. 

Se observa una volatilidad mayor en los precios en bolsa respecto a la volatilidad 

de los precios negociados en los contratos dirigidos al mercado regulado. En 

efecto, la desviación estándar para la serie de precios de bolsa (valores reales) es 

de 34,28 que, considerando el precio de bolsa promedio (101,6 $/kWh) , 

representa una dispersión del 33,7%; para el caso de la serie de contratos, la 

desviación estándar es de 12,3, que representa una dispersión del 12% (precio 

promedio de contratos = 103,2 $/kWh). 

Además de las volatilidades, es posible que exista una tendencia creciente en 

ambas series (recuérdese que los valores están expresados en pesos constantes de 



 
 

2012). La Figura 2-5 presenta de manera independiente cada una de estas con sus 

respectivas tendencias a lo largo del período 2000 – 2012. 

 

 

Figura 2-5. Tendencias de los precios de bolsa y contratos 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en XM 

Atendiendo a la tendencia, el crecimiento de los precios negociados en bolsa en 

términos constantes entre el año 2000 y el año 2012 es del 43%, que se traduce en 

un incremento real anual del 3,6%. De manera similar, el crecimiento real de los 

precios negociados en los contratos dirigidos al mercado regulado entre los años 

2000 y 2012 es de 38%, es decir, de 3,2% anual. 

Cargo por confiabilidad 

El Cargo por Capacidad, definido en la Resolución 001 de 1996 (Comisión de 

Regulación de Energía y Gas - CREG, 1997), consistía en un mecanismo de 

remuneración administrado de la capacidad de generación, que garantizaba un 

ingreso fijo anual por megavatio instalado, a un precio definido por el regulador; 

no existía una obligación concreta de los generadores asociada a esta 

remuneración.  

Si bien el Cargo por Confiabilidad comienza a operar desde diciembre de 2006 

con la Resolución 071 de 2006 (Comisión de Regulación de Energía y Gas - 



 
 

CREG, 2006), la primera asignación mediante subastas se realizó en el año 2008 

para las obligaciones de energía firme con vigencia a partir de diciembre de 2012. 

Este nuevo esquema reemplazó el anterior modelo de Cargo por Capacidad, y 

permitió que los generadores contaran con un ingreso de dinero fijo, 

independientemente de su participación diaria en el mercado mayorista, 

asignado para períodos de hasta 20 años, reduciendo el riesgo de su inversión en 

capacidad de generación. 

La Figura 2-6 presenta la evolución del cargo por confiabilidad entre los años 

2000 y 2010. Los valores se encuentran expresados en unidades constantes 

tomando como referencia los precios de 2012 y considerando el IPC para 

Colombia (series de empalme publicadas por el Departamento Administrativo 

Nacional de Estadística – DANE). 

  
*Valores en pesos constantes a 2012 

Figura 2-6. Cargo por confiabilidad 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en XM 

 

La serie de los valores constantes del Cargo por Capacidad y Cargo por 

Confiabilidad viene decreciendo en el tiempo, pasando de 36,6 $/kWh en el año 

2000 a 27,9 $/kWh en el año 2012 (promedio de 6 meses). 

Las variaciones en el cargo están dadas principalmente por las variaciones en la 

demanda, pues para llegar al valor en $/kWh la totalidad del cargo recaudado se 

Regulación 071 de 2006. Cargo por Confiabilidad 



 
 

reparte entre el total de la demanda comercial del país. Asimismo, debe tenerse 

presente que este cargo es calculado en dólares, de manera que gran parte de su 

comportamiento está determinado por la dinámica de la Tasa Representativa del 

Mercado (TRM). La  

Figura 2-7 presenta la TRM para Colombia, entre los años 2000 y 2012, y su 

relación con el Cargo por Confiabilidad (antes: cargo por capacidad). 

 

 

 

Figura 2-7. Tasa Representativa del Mercado 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en XM 

2.3 Demanda 

La Figura 2-8 presenta la evolución de la demanda comercial de electricidad 

entre enero de 2000 y octubre de 2012. 
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Para todos los efectos de este informe, considérese: 

- Demanda no regulada: es la demanda de los comercializadores para atender sus clientes finales 

No Regulados, más la participación en las pérdidas del STN en el respectivo mes. 

- Demanda regulada: es la demanda de los comercializadores para atender sus clientes finales 

Regulados, más la participación en las pérdidas del STN, en el respectivo mes. 

 (NEON, 2012) 

Figura 2-8. Demanda comercial 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en XM 

La demanda comercial total comienza en enero de 2000 con 3336 GWh, y termina 

en octubre de 2012 con 5089 GWh, evidenciando un crecimiento del 49% para el 

período analizado. 

Sin embargo, el crecimiento de la demanda regulada y no regulada no presenta 

las mismas tasas. La demanda comercial no regulada ha tenido un crecimiento 

promedio del 105,5% (se ha duplicado), reflejando una variación promedio anual 

de 8,8%. Por su parte, el crecimiento total de la demanda comercial regulada en 

el mismo lapso de tiempo fue del 30,1%, es decir, un crecimiento promedio anual 

del 2,5%. Es importante señalar que estos crecimientos se ven afectados por la 

migración de usuarios regulados hacia el mercado no regulado, producto de la 
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flexibilización en los requerimientos mínimos para ello a lo largo del período de 

análisis. 

La demanda comercial internacional destacó entre los años 2001 y principios de 

2003, alcanzando su máximo de 78,58 GWh en febrero del 2012. Asimismo, entre 

finales de 2008 y finales de 2009 alcanzó su segundo máximo de 60,40 GWh 

(septiembre de 2009), y entre 2011 e inicios de 2012 alcanzó niveles de 58,22 GWh 

(agosto de 2012).  

La Figura 2-9 presenta el porcentaje de la demanda que ha sido despachada a 

través de contratos entre los años 1997 y 2009. 

 

 

 

Figura 2-9. Porcentaje de la demanda despachada en contratos 

Fuente: XM (2009) 

Se observa que el 57% de los contratos despachados en noviembre de 2009 fueron 

registrados ante el mercado en el año 2008, y el 15% en el año 2007;  hecho del 

que podría inferirse que la mayoría de contratos se celebra con una duración 

inferior a 2 años. Un caso similar se presenta en 2007, en el que un 59% de los 

contratos despachados en enero fueron registrados ante el mercado en 2006 y un 

15% en 2005. 

 

 

 



 
 

2.4 Oferta 

La Figura 2-10 presenta la evolución en la generación de electricidad por fuente 

en el período comprendido entre enero de 2000 y octubre de 2012. 

 

 

Figura 2-10. Generación por fuente 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en XM 

La generación total comienza en enero de 2000 con 3328 GWh, y termina en 

octubre de 2012 con 5128 GWh, evidenciando un crecimiento total del 4,26% para 

el período de análisis.  

Las fuentes de generación que han suplido la mayor cantidad de la demanda de 

electricidad en el período de análisis son en su orden: hidráulica, gas, carbón y 

menores. Otras fuentes de generación participan en menor medida, como es el 

caso del petróleo y el ACPM, los cogeneradores y las importaciones.  

Desde el año 2000 hasta el 2012, la generación hidráulica ha tenido una tendencia 

creciente compensando el crecimiento de la demanda comercial, sin embargo, se 

evidencia una reducción en la generación hidráulica a comienzos del año 2010, 

compensada con un incremento en la generación térmica a gas en el mismo 
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período. Esta reducción coincide con el fenómeno de El Niño, que se materializa 

en la disminución pronunciada en el volumen de los embalses ocurrida durante 

el año 2010 (como se pudo observar en la Figura 2-3). 

La Figura 2-11 presenta la participación de cada fuente en la generación de 

electricidad para el año 2000 y 2012. 

 

 

Figura 2-11. Participación por fuente en la generación de electricidad 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en XM 

A lo largo del período de análisis, la participación de la fuente hidráulica se ha 

mantenido relativamente constante; mientras que la participación de la fuente 

térmica a gas ha disminuido de 21,6% a 14,7%, dando paso a que otras fuentes, 

como las menores principalmente, incrementen su participación de 0,1% en el 

año 2000 a 5,4% en el año 2012. 

Nótese que el crecimiento en la oferta (23,6% para el período de análisis) es 

inferior al crecimiento de la demanda (49%, como se vio en la sección 2.3), 



 
 

estrechando el margen de capacidad del sistema. La evolución de esta variable, 

considerando la energía firme del sistema, se presenta en la Figura 2-12. 

 

*Factores de disponibilidad considerados: hidráulicas 0.436 / térmicas 0.862, 

según XM (2012)  

Figura 2-12. Margen de capacidad  

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en XM 

El margen del sistema ha disminuido 15,8 puntos porcentuales entre los años 

2000 y 2012, el equivalente a 1,3 puntos por año. La disminución fue más 

dramática entre los años 2000 y 2009, cuando el margen disminuyó a una tasa de 

3,0 puntos porcentuales por año. Entre los años 2010 y 2012, por otra parte, el 

margen ha permanecido relativamente estable, en promedio.  



 
 

3 PRECIOS Y COMPONENTES DEL PRECIO 

El capítulo 3 presenta la evolución del precio de la electricidad y las 

componentes que lo constituyen. 

Debe tenerse presente que el análisis de precios acá presentado se remite 

exclusivamente al valor identificado como CU, es decir, al costo unitario de la 

electricidad en Colombia, al considerarse como el valor más puro de dicho 

servicio sin estar afectado por impuestos (como la Contribución de Solidaridad) 

o sobretasas. En este sentido, un análisis más amplio de los impuestos y 

sobretasas que afectan el valor que el usuario final paga por la electricidad en el 

país puede encontrarse en el Informe 1 de este proyecto (Informe 1: ―Análisis del 

impacto de la regulación y de las estructuras productiva e industrial del sector de 

energía eléctrica sobre el nivel final de las tarifas y precios del servicio de energía 

eléctrica en Colombia‖). 

 

3.1 Características de los consumidores 

A continuación se presenta una descripción general de las características de los 

consumidores. Asimismo, se expone la evolución del precio final de la 

electricidad por niveles de tensión, promediando el precio ofrecido por cada una 

de las 6 empresas objeto de análisis, tanto para los usuarios regulados como para 

los no regulados. 

 

Distribución geográfica 

La participación de cada una de las regiones geográficas en que puede dividirse 

el país en la demanda de electricidad al STN se presenta en la Tabla 3-1, con su 

respectiva figura. Si bien los datos representan el mes de diciembre de 2012, es de 

esperar que la participación de cada región se mantenga relativamente constante 

a lo largo del año. 

 

 

 

 

 



 
 

Tabla 3-1. Demanda energía eléctrica por región 

 
*Región Centro: Cundinamarca y Meta. Región Costa Atlántica: Guajira, Magdalena, Cesar, 

Atlántico, Bolívar, Sucre y Córdoba. Región Valle: Cali, Tuluá y Cartago. Región Oriente: 

Santander, Norte de Santander, Boyacá, Arauca, Casanare y Ruitoque. Región CQH: Caldas, 

Quindío y Pereira. Región TCH: Tolima, Huila y Carquetá. Región Sur: Nariño, Cauca, 

Putumayo, Bajo Putumayo y Sibundoy. 

*La participación de cada región fue calculada en función de la demanda comercial de energía de 

los operadores de red en la región. 

* Cargas STN: Corresponden a cargas conectadas directamente al STN y no tienen asociado un 

OR. 

 Fuente: elaboración propia, datos disponibles en XM (2013b) 

Las regiones Centro y Costa Atlántica son las 2 regiones con mayor demanda de 

electricidad, con el 24.9% y el 21.3%, respectivamente. Nótese cómo 5 de las 10 

regiones consideradas demandan alrededor del 80% de la electricidad a nivel 

nacional, siendo estas Centro, Costa Atlántica, Antioquia, Valle y Oriente. 

 

Distribución por nivel socioeconómico 

La Figura 3-1 presenta la cantidad de usuarios regulados por estrato 

socioeconómico (izquierda) y por región o departamento (derecha). 

 

Región Demanda (GWh ) Participación % Ac.

Centro 1,261 24.9% 24.9%

Costa Atlántica 1,082 21.3% 46.2%

Antioquia 710 14.0% 60.2%

Valle 535 10.6% 70.8%

Oriente 521 10.3% 81.0%

CQR 202 4.0% 85.0%

THC 195 3.9% 88.9%

Sur 143 2.8% 91.7%

Chocó 17 0.3% 92.0%

Guaviare 4 0.1% 92.1%

Cargas STN 402 7.9% 100.0%

Total 5,072 100.0%



 
 

 

*Los datos corresponden al mes de noviembre del año 2012. 

Los departamentos reportados agrupan al 80% del mercado regulado a nivel nacional 

 

Figura 3-1. Usuarios regulados 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles SUI 

El estrato 2 agrupa al 40.2% de los usuarios regulados a nivel nacional, y se 

constituye como el estrato de mayor participación en esta composición, seguido 

por el estrato 2, con el 26.3% de los usuarios regulados. Juntos, los estratos 

socioeconómicos 2 y 3 agrupan al 66.6% de la población. 

Asimismo, en Bogotá y Antioquia se registra la mayor cantidad de usuarios 

regulados a nivel nacional, con un 27.3% y 26.3%, respectivamente; de esta 

manera estas dos zonas representan el 44.5% del mercado regulado a nivel 

nacional. Seguido se encuentra el Valle del Cauca (15.5%) y Cundinamarca – sin 

Bogotá (9.7%) 

La Figura 3-2 presenta el número de usuarios regulados por departamento y por 

nivel socioeconómico. 

 

 



 
 

 

 

*Los datos corresponden al mes de noviembre del año 2012. 

Los departamentos reportados agrupan al 80% del mercado regulado a nivel nacional 

 

Figura 3-2. Usuarios regulados por departamento y nivel socioeconómico 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles SUI 

 

Se observa que la máxima cantidad de usuarios regulados en el estrato 

socioeconómico 1 se ubica en Antioquia (alrededor de 330.000 usuarios), con 

diferencias de más del 30% con su región más cercana, el Valle del Cauca. 

Asimismo, la cantidad de usuarios regulados en el estrato socioeconómico 2 es 

máxima en Antioquia, no muy lejos de la cantidad de usuarios no regulados 

reportada en Bogotá para el mismo nivel socioeconómico. 

 

 



 
 

 

 

Distribución por mercado y sector económico 

La participación de cada uno de los mercados, tanto del regulado como del no 

regulado, en la demanda de electricidad a nivel nacional del año 2012 se presenta 

en la  

Tabla 3-2, con su respectiva visualización gráfica. En esta misma tabla se observa 

la participación de cada uno de los sectores económicos en la demanda del 

mercado no regulado.  

 

Tabla 3-2. Demanda energía eléctrica por mercado y sector económico 

 

 

 

Mercado Demanda (GWh) Participación

Regulado 39,170 66%

No regulado 19,801 34%

Total 58,971 100%

Sector no regulado Demanda (GWh) Participación

Industrias manufactureras 8,210 41.5%

Explotación de minas y canteras 4,162 21.0%

Servicios sociales, comunales y personales 2,587 13.1%

Comercio, reparación, restaurantes y hoteles 1,710 8.6%

Electricidad, gas de ciudad y agua 1,424 7.2%

Transporte,  almacenamiento y comunicación 658 3.3%

Agropecuario, silvicultura, caza y pesca 518 2.6%

Establecimientos financieros, seguros, 

inmuebles y servios
492 2.5%

Construcción 41 0.2%

Total 19,801 100.0%



 
 

 

Fuente: elaboración propia, datos disponibles en XM (2013b) 

 

El mercado regulado representó el 66.4% en la demanda de electricidad a nivel 

nacional del año 2012, mientras que el mercado no regulado representó el 

restante 33.6%. 

Dentro del mercado regulado se encuentra el sector residencial y otros sectores 

no adscritos al mercado no regulado; según información la Unidad de Planeación 

Minero Energética para 2012, el sector residencial demanda alrededor del 41% de 

la electricidad del país (Unidad de Planeación Minero Energética (UPME, 2010), 

de manera que el restante 25% puede ser atribuido a pequeños establecimientos 

o empresas en el sector regulado, conectados principalmente a los niveles de 

tensión 1 y 2. 

Dentro del mercado no regulado, las industrias manufactureras tuvieron la 

mayor participación en la demanda de electricidad, representando el 41.5% de 

dicho mercado; este sector estuvo seguido por el de explotación de minas y 

canteras (21%) y el de servicios sociales, comunales y personales (13.1%). Juntos, 

estos tres sectores representan el 75.5% de la demanda de electricidad del 

mercado no regulado para el año 2012 a nivel nacional. 

 

Características del mercado no regulado 

Lo usuarios no regulados consumen un mínimo de 55 MWh/mes o 0.1 MW de 

potencia, y cuentan con un medidor con capacidad de telemedida. El mercado no 



 
 

regulado representa alrededor del 30% de la demanda de electricidad del país y 

está compuesto por más de 4.000 usuarios, los cuales se conectan a la red, 

principalmente, en el nivel de tensión 2. 

La Figura 3-3 presenta el número de usuarios no regulados por nivel de tensión, 

a septiembre de 2012. 

 

 
 

Figura 3-3. Número de usuarios no regulados por Nivel de Tensión 

(septiembre de 2012) 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en XM 

En el nivel de tensión 2 se ubica el 71% de las empresas que compran electricidad 

a través de contratos, y en el nivel de tensión 3 el 20% de ellas. En los niveles 1 y 

4 se ubican el 8% y el 1% de las empresas, respectivamente. 

Atendiendo a la electricidad consumida por el mercado no regulado en cada uno 

de los niveles de tensión entre los años 2003 y 2012, el nivel de tensión 3 tiene 

una participación del 37%, seguido por el nivel de tensión 2 con una 

participación del 34%. En este caso, el nivel de tensión 4 pasa a tener una 

participación del 27% y el nivel de tensión 1 llega al 2%. La Figura 3-4 presenta 

esta distribución. 



 
 

 

 

Figura 3-4. Demanda no regulada por nivel de tensión (agregado 2003-2012) 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en XM 

Más de la mitad de los usuarios no regulados en el país se ubica en el Distrito 

capital y en los departamentos de Antioquia y Valle, como se presenta en la 

Figura 3-5. 

 

Figura 3-5. Número de usuarios no regulados por departamento (a septiembre 

de 2012) 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en XM 

La Figura 3-6 presenta el número de usuarios no regulados por departamento y 

por nivel de tensión, a septiembre de 2012. 
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Figura 3-6. Número de usuarios no regulados por departamento y nivel de 

tensión 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en XM (a septiembre de 2012) 

Se observa que el distrito capital recoge la mayor cantidad de los usuarios no 

regulados en el nivel de tensión 2. Asimismo, los usuarios no regulados en el 

nivel de tensión 1 se ubican principalmente en los departamentos Antioquia y 

Valle, así como en el Distrito Capital.  En los departamentos Atlántico y Bolívar 

hay pocos usuarios no reglados conectados al nivel 3 de tensión. 

 

3.2 Componentes del precio para los usuarios regulados 

A nivel nacional, esta sección revisa la evolución del precio para los usuarios 

regulados por niveles de tensión. A nivel individual, este análisis incluye la 

evolución de las componentes que determinan el precio en cada una de las 

empresas incluidas en el presente estudio. Para los usuarios no regulados, el 

análisis no se enfoca en un conjunto de empresas en particular sino que se realiza 

de manera agregada para todo el país. 

Si bien el alcance del proyecto es de carácter nacional, dada la naturaleza del 

sistema eléctrico colombiano y las especificidades de los mercados regionales que 

lo componen, es necesario que algunos análisis para el mercado regulado sean 

realizados de manera separada, a fin de recoger las características especiales de 



 
 

cada uno de ellos. Por esta razón, se eligió una empresa representativa de cada 

uno de los principales 6 departamentos del país, como se presenta en la Tabla 

3-3. 

Tabla 3-3. Empresas incluidas en los análisis 

 
*Aunque el cálculo exacto implicaría conocer la participación de cada empresa en la demanda 

nacional en cada uno de los meses de análisis, la participación en el mercado fue calculada en 

función de la energía de fronteras (GWh) en cada uno de los departamentos (variable proxy), 

durante el mes de diciembre del año 2012. 

* Téngase presente que, en la actualidad, CODENSA atiende solamente el mercado regulado 

(mercado objeto de esta sección en el análisis). 

 

Fuente: elaboración propia, datos disponibles en XM 

Nótese que estos departamentos abarcan el 65,6% de la demanda en el mercado 

no regulado (incluyendo alumbrado público), y el 76,2% de la demanda en el 

mercado regulado a nivel nacional. 

Los porcentajes indicados en la columna ―Mercado regulado‖ de la Tabla 3-3 

fueron usados como indicadores de la participación de cada empresa en el 

mercado regulado. De esta manera, se asumió un mercado compuesto en su 

totalidad por las 6 empresas sujetas del análisis, y sus participaciones en dicho 

mercado fueron calculadas proporcionalmente en función de este indicador. Para 

aquellos períodos en los cuales no se cuenta con la información de una o varias 

de las empresas, se asumió que la totalidad del mercado estuvo compuesta por 

las empresas cuya información estuvo disponible en dicho período y se conservó 

la proporcionalidad del indicador. 

Empresa Departamento
Mercado No regulado + 

Alumbrado
Mercado regulado

Codensa
Cundinamarca / distrito 

capital
21,9% 24,7%

Empresas Públicas de 

Medellín
Antioquia 13,7% 12,3%

Empresas Municipales de 

Cali
Cali 12,7% 13,8%

Electrificadora del Caribe Atlántico y Bolívar 11,6% 15,2%

Electrificadora de 

Santander
Santander 4,6% 9,5%

Empresa de Energía de 

Pereira
Risaralda 1,1% 0,8%

Total 65,6% 76,2%

Participación en el mercado



 
 

 

Precio para usuarios regulados 

Para efectos de este informe, entiéndase por precio de la electricidad la sumatoria 

de cada una de las componentes constitutivas del precio unitario, sin considerar 

subsidios ni contribuciones en la facturación. Téngase presente que el mercado 

regulado se ubica principalmente en los niveles de tensión 1 y 2; sin embargo, el 

análisis de los niveles 3 y 4 para dicho mercado es interesante al considerarse un 

precio techo para las negociaciones que incumben al mercado no regulado. 

La Figura 3-7 presenta la evolución del precio promedio ponderado de la 

electricidad para el usuario final regulado en cada uno de los niveles de tensión, 

tomando como fuente las empresas seleccionadas. Los valores se encuentran 

expresados en unidades constantes tomando como referencia los precios de 2012 

y considerando el IPC para Colombia (series de empalme publicadas por el 

Departamento Administrativo Nacional de Estadística – DANE). Este valor no 

incluye el margen de contribución. 

 
*Valores en pesos constantes a 2012 

Promedio ponderado por las 6 empresas incluidas en el análisis 

Figura 3-7. Precio promedio nacional por nivel de tensión para las 6 empresas 

analizadas 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI 



 
 

El precio de la electricidad en los diferentes niveles de tensión se ordena de 

mayor a menor valor, así: nivel de tensión 1, nivel de tensión 2, nivel de tensión 3 

y nivel de tensión 4.  

La normativa puede generar que costos asociados con una componente 

específica sean luego asociados a otra componente. Por ejemplo, la Resolución 

CREG 119 de 2007 agregó a la fórmula tarifaria la componente P (Pérdidas de 

Distribución), que antes de dicha resolución eran sumadas en las componentes G 

y T. Asimismo, agregó la componente R (Restricciones), que antes era 

constituida, en su gran mayoría, por la componente O (Otros) (Comisión de 

Regulación de Energía y Gas - CREG, 2007b). 

Sin embargo, debe tenerse presente que la tendencia en el tiempo del precio de la 

electricidad para el usuario final regulado en Colombia ha sido creciente entre 

los años 2000 - 2012. Efectivamente, este precio aumentó un 29,8% para el nivel 

de tensión 1, 41% para el nivel de tensión 2, 48,6% para el nivel de tensión 3 y 

55,1% para el nivel de tensión 4, reflejando incrementos anuales reales de 2,5%, 

3,4%, 4,1% y 4,6% respectivamente. 

Se observa que el precio de la electricidad a todos los niveles de tensión sigue el 

mismo comportamiento y tendencia a lo largo del tiempo, si bien para el nivel de 

tensión 1 se presentan siempre los valores más altos, seguido del nivel de tensión 

2, 3 y 4. 

El análisis de la evolución del precio puede separarse en dos subperíodos en 

función del comportamiento agregado observado. La Figura 3-8 presenta la 

dinámica de esta variable en estos dos períodos, a saber: 2000 – 2007 y 2008 – 

2012. 

 

 

 



 
 

 
*Valores en pesos constantes de 2012 

Promedio ponderado por las 6 empresas incluidas en el análisis 

 

Figura 3-8. Precio promedio nacional 2000-2007 y 2008-2012 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI 

Durante el primer sub-período de análisis (años 2000 – 2007), el precio de la 

electricidad se mantuvo relativamente constante a lo largo del tiempo (como 

indicó el estudio adelantado por Fedesarrollo (2009)), mientras que durante el 

segundo sub-período (años 2000 – 2007) este precio ha experimentado varios 

crecimientos. Cambios específicos, posiblemente asociados a la normatividad y 

otros eventos externos como se verá a lo largo de este capítulo, pueden dar 

cuenta de este fenómeno. 

Detalles puntuales en los cambios en la fórmula tarifaria del 2008 introdujeron 

una mayor volatilidad a las series de precios (el coeficiente de dispersión 

promedio de las series entre enero del año 2000 y enero del año 2008, inclusive, 

es 4,0%, mientras que esta misma medida entre febrero del año 2008 y octubre 

del año 2012 es 5,3%). En este sentido, según la fórmula tarifaria del 2002, las 

restricciones se cargaban a través de un promedio de los últimos 3 meses, 

mientras que después de la fórmula tarifaria del 2008 las restricciones se cargan a 

la tarifa en el mes de su ocurrencia, incrementando la volatilidad en el precio 

final. 

Componente Generación 

La Figura 3-9 presenta la evolución del valor de la componente generación (G) en 

términos reales a precios de 2012. 



 
 

 

 
*Valores en pesos constantes a 2012 

Promedio ponderado por las 6 empresas incluidas en el análisis 

Figura 3-9 Evolución de la componente Generación (G) 

El crecimiento real de la componente G entre los años 2000 y 2010 en Colombia 

ha sido del 69,2%, reflejando una tasa de crecimiento real anual del 5,76%. 

La Resolución 119 de 2007 (Comisión de Regulación de Energía y Gas - CREG, 

2007b), que comienza a aplicarse desde febrero de 2008, modifica la fórmula para 

el cálculo de la componente G que se le transfiere al usuario final. Previo a este 

cambio, el valor de la componente G transferido a los usuarios regulados 

consistía en un promedio móvil entre las compras de electricidad realizadas en 

bolsa y realizadas a través de contratos dirigidos al mercado regulado. Con el 

cambio aprobado en la resolución del 2007, el cargo transferido al usuario 

regulado por concepto de la componente G considera únicamente las compras 

realizadas por el comercializador en bolsa. Como resultado, se introduce una 

mayor volatilidad en esta serie a partir del año 2008, al reflejar en mayor medida 

las compras en bolsa y desmontar la figura del promedio móvil. 

El precio en bolsa: El precio en bolsa interviene en el establecimiento de la 

componente G de los precios de la electricidad en Colombia, y afecta el 

establecimiento de los precios negociados en los contratos al considerarse como 

un referente del precio actual de mercado para la generación. La Figura 3-10 

presenta la evolución del valor de los precios en bolsa en pesos constantes de 



 
 

2012, señalando las principales normas y sucesos que pueden haber afectado su 

comportamiento. 

Como se presentó en la sección 2.2, se señala nuevamente el hecho de que la 

volatilidad de los precios de bolsa es mayor a la de los precios negociados en 

contratos, y que el incremento del precio de la electricidad en ambas figuras es 

continuo, con un promedio anual real de 3,6% para los precios en bolsa, y de 

3,2% para los precios de los contratos dirigidos al mercado regulado. 

 
*Valores en pesos constantes a 2012 

Figura 3-10. Evolución de los precios en bolsa y hechos 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI 

Como se vio en la sección 2.2, el crecimiento de los precios negociados en bolsa 

en términos reales entre los años 2000 y 2012 es del 43%, lo que representa un 

incremento real anual del 3,6%.  

Factores asociados con condiciones climáticas como el fenómeno de El Niño 

ocurrido en el período 2009-2010, los atentados terroristas ocurridos en el año 

2001, la creación de los fondos FAZNI y FAER en los años 2000 y 2002, 



 
 

respectivamente, la modificación del esquema de ofertas de precios de bolsa en el 

MEM a través de las disposiciones de la Resolución 051 de 2009, el programa de 

racionamiento de gas del año 2009 que afectó el costo de generación de las 

centrales térmicas (hecho que algunos autores, como Barrera y García (2010), 

denominan ―intervención del mercado‖), el alza en los precios internacionales 

del petróleo durante el período 2008-2009, la gran cantidad de regulaciones 

desde el año 2008 después de la primera subasta de obligaciones de energía en 

firme e incluso la introducción del Cargo por Confiabilidad como sustituto del 

Cargo por Capacidad, pudieron dar lugar a dicho incremento en los precios de 

bolsa durante el período 2003 - 2012. 

Componente Transmisión 

Los cargos pagados por la demanda por concepto de transmisión son únicos a 

nivel nacional, e independientes del nivel de tensión del STN en que toma la 

demanda. La Figura 3-11 presenta la evolución del valor de la componente 

Transmisión (T) en términos reales a precios de 2012, y señala las principales 

normas y sucesos que pueden haber afectado su comportamiento. 

 

 
*Valores en pesos constantes a 2012 

Promedio ponderado por las 6 empresas incluidas en el análisis 

Figura 3-11. Evolución de la componente Trasmisión (T) 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI 



 
 

 

Si bien la componente T experimentó un salto apreciable entre 2001-2002, el 

crecimiento real de esta componente entre los años 2000 y 2010 en Colombia ha 

sido del 2,6%, reflejando una tasa de crecimiento real anual del 0,2%. 

El comportamiento de esta componente entre los años 2000 y 2012 puede estar 

afectado por la normatividad que entró en vigencia durante dicho período. En 

particular, la Resolución 103 del año 2000 incorporó una nueva metodología para 

el cálculo y aplicación de los cargos por uso del STN, estableciendo la valoración 

a través de las unidades constructivas dentro de dicha metodología (Comisión de 

Regulación de Energía y Gas - CREG, 2000a); asimismo, se estableció la 

asignación del cargo al 100% de la demanda. Este hecho podría explicar el 

incremento en el valor de la componente T durante el período 2001-2002. 

Asimismo, la Resolución CREG 011 de 2009 estableció la metodología y fórmulas 

tarifarias para la remuneración de la actividad de transmisión de energía 

eléctrica en el STN, en la cual se actualizó la valoración de los costos unitarios de 

las unidades constructivas para la actividad de transmisión de energía eléctrica 

en Colombia. De igual manera, se actualizaron las unidades constructivas 

utilizadas en los niveles de tensión 1, 2, 3, 4 y conexión al STN, así como los 

costos eficientes asociados con cada una de estas unidades, y los gastos 

relacionados con Administración, Operación y Mantenimiento (AOM) (Comisión 

de Regulación de Energía y Gas - CREG, 2009). A partir de ese entonces la 

valoración se realiza a una tasa de descuento del 11,5% (antes de impuestos). 

Aunque la tasa de descuento aumentó con la nueva fórmula tarifaria, la 

valoración de las unidades constructivas disminuyó, explicando el hecho que 

durante el período 2009-2010 no se reporte en la serie un incremento ni un 

decremento.  

Por la metodología usada para el establecimiento de los cargos por uso del STN, 

la cual divide el Ingreso Regulado Mensual causado entre la demanda total 

registrada por los comercializadores del Sistema Interconectado Nacional (SIN) 

en el respectivo mes, la componente T presenta una tendencia decreciente entre 

uno y otro cambio tarifario, producto del incremento en la demanda, como se vio 

en la sección 2.3. 

Componente Distribución 

La Figura 3-12 presenta la evolución del valor de la componente Distribución (D) 

en términos reales a precios de 2012, para cada uno de los niveles de tensión, y 



 
 

señala las principales normas y sucesos que pueden haber afectado su 

comportamiento. 

 

 
*Valores en pesos constantes a 2012 

Promedio ponderado por las 6 empresas incluidas en el análisis 

Figura 3-12. Evolución de la componente Distribución (D) 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI 

El crecimiento real de las componentes D1, D2, D3 y D4 entre los años 2000 y 

2012 en Colombia ha sido del 10,0%, 54,4%, 52,92% y 31,7%, respectivamente, 

reflejando tasas de crecimiento real anual del 0,8%, 4,5%, 4,4% y 2,6%, 

conservando el orden. Sobresalen, por su mayor crecimiento, la componente D 

en los niveles de tensión 2 y 3.  

Al ser una tarifa cuya metodología de cálculo es estipulada por la Comisión de 

Regulación de Energía y Gas, los cambios en la componente Distribución se 

explican, principalmente, por las modificaciones regulatorias en el 

establecimiento de la fórmula tarifaria, que ocurrieron en los años 2002 y 2008 

con las resoluciones 082 y 097, respectivamente. 



 
 

En efecto, con la metodología para calcular el valor de la componente D 

aprobada por la resolución 082 de 2002 (Comisión de Regulación de Energía y 

Gas - CREG, 2002), el valor incrementa 23,1% entre los años 2002 y 2003, y un 

22,1% entre los años 2003 y 2004 (promedio entre niveles de tensión), registrando 

los mayores incrementos de esta tarifa en el período de análisis. 

La metodología propuesta en el año 2002 estableció la valoración a nuevo de las 

unidades constructivas necesarias para que un operador de red preste el servicio 

de distribución, a fin de garantizar una calidad adecuada en esta función. Dicha 

metodología fue aplicable en dos fases llevadas a cabo entre los años 2002 y 2004, 

para mitigar el impacto que los incrementos pudieran tener en los usuarios 

finales. Estos cambios, entre otros, pudieron incidir en el incremento de las 

tarifas de distribución durante el período 2002-2004. 

La metodología para calcular el valor de la componente D aprobada por la 

resolución 097 de 2008 para el período 2008-2013 (Comisión de Regulación de 

Energía y Gas - CREG, 2008) es similar a la metodología aprobada para el 

período 2003-2008, sin embargo, es importante resaltar algunas diferencias. Con 

la metodología del año 2008, se remunera toda la infraestructura del Operador de 

Red, sin acotamientos; además, la valoración a nuevo de las unidades 

constructivas disminuye de valor con respecto a 2002 (si bien en la valoración 

final los valores del año 2002 tuvieron una participación del 90%), y los activos 

aumentan su vida útil. El WACC para remunerar la inversión en los niveles de 

tensión 2 y 3 disminuye de 16,06% a 13,9%, y en el nivel de tensión 4 baja de 

14,06% a 13%. La nueva fórmula tarifaria del año 2008 remunera o castiga la 

calidad del servicio en el cálculo del cargo, como se verá en la sección 4. 

Adicionalmente, esta nueva metodología incorpora las Áreas de Distribución de 

Energía Eléctrica (ADD) con aplicación de cargos únicos por nivel de tensión. Lo 

anterior según lo establecido por el Gobierno Nacional en el Decreto 388 de 2007 

para el aseguramiento de la cobertura del servicio de electricidad (Ministerio de 

Minas y Energía, 2007a), y siguiendo las directrices de la Resolución 058 de 2008 , 

en la que se establecen las ADD y la unificación para el cliente de los cargos por 

uso por parte de los OR en cada área. 

El conjunto de estas razones pudo incidir en la disminución del valor de la 

componente D entre los años 2009 y 2010, que fue de 7,8% en promedio para 

todos los niveles de tensión. 

 



 
 

Componente Comercialización 

La Figura 3-13 presenta la evolución del valor de la componente 

Comercialización (C) en términos reales a precios de 2012, y señala las 

principales normas y sucesos que pueden haber afectado su comportamiento. 

 
*Valores en pesos constantes a 2012 

Promedio ponderado por las 6 empresas incluidas en el análisis 

Figura 3-13. Evolución de la componente Comercialización (C) 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI 

El crecimiento real de la componente C entre los años 2000 y 2012 ha sido del 

140,5%, reflejando una tasa de crecimiento real anual del 11,7%. 

La Resolución 119 de 2007 (Comisión de Regulación de Energía y Gas - CREG, 

2007b), en línea con lo expuesto por El Gobierno Nacional en el Decreto 387 de 

2007 (Ministerio de Minas y Energía, 2007b), modificó el cálculo de la tarifa 

aplicable para la componente C, de manera que se reconoce a partir de entonces 

el costo de la energía adquirida por los comercializadores minoristas que 

atienden usuarios regulados, eliminando a los usuarios no regulados del cálculo 

de la componente; como resultado, la componente unitaria por Comercialización 

se incrementa. 

Esta misma resolución incorpora como propuesta el Mercado Organizado 

Regulado (MOR), un mecanismo para suplir la demanda de los usuarios finales 

regulados de forma centralizada y estandarizada. Asimismo, establece la Senda 

de Reducción de Pérdidas que los operadores de red deben seguir hasta lograr el 

nivel de pérdidas eficientes. 



 
 

 

Componente Otros y Restricciones 

La Figura 3-14 presenta la evolución del valor de la componente - Otros (O) en 

términos reales a precios de 2012, y señala las principales normas y sucesos que 

pueden haber afectado su comportamiento. 

 
*Valores en pesos constantes a 2012 

Promedio ponderado por las 6 empresas incluidas en el análisis 

El valor para los meses del año 2008 en adelante corresponde a la sumatoria de las pérdidas 

promedio por nivel de tensión y las restricciones.  

Figura 3-14. Evolución de la componente Otros (O) 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI 

Nótese que con la puesta en marcha de la Resolución 097 del año 2008, la 

componente O desaparece de la fórmula tarifaria y, en su defecto, es 

reemplazada por las componentes Pérdidas (PR, en cada uno de los niveles de 

tensión) y Restricciones (R). Sin embargo, para efectos de este análisis, 

considérese a partir de febrero de 2008: 

  
∑    

 
   

 
   

El crecimiento real de la componente O entre los años 2000 y 2010 en Colombia 

ha sido del 10,1%, reflejando una tasa de crecimiento real anual del 0,8%. 

 



 
 

Restricciones 

Como se vio en el análisis del precio para los usuarios regulados, la Resolución 

CREG 119 de 2007 agregó a la fórmula tarifaria la componente R (Restricciones), 

que antes se integraba en su mayoría a la componente O (Otros) (Comisión de 

Regulación de Energía y Gas - CREG, 2007b). 

De acuerdo con la Resolución 063 de 2000 (Comisión de Regulación de Energía y 

Gas - CREG, 2000b), las restricciones pueden ser de tipo eléctrico u operativo. 

Una restricción eléctrica se refiere a una limitación en el equipamiento del SIN, o 

de las Interconexiones Internacionales, tales como límites térmicos admisibles en 

la operación de equipos de transporte o transformación, límites en la operación 

del equipamiento que resulten del esquema de protecciones (locales o remotas), 

límites de capacidad del equipamiento o, indisponibilidad de equipos. Por su 

parte, una restricción operativa se refiere a la exigencia del sistema eléctrico para 

garantizar la seguridad en Sub-Áreas o Áreas Operativas, los criterios de calidad 

y confiabilidad, la estabilidad de tensión, la estabilidad electromecánica, los 

requerimientos de compensación reactiva y de regulación de frecuencia del SIN. 

La Figura 3-15 presenta la evolución del valor absoluto mensual de las 

restricciones en términos reales a precios de 2012 a nivel nacional, entre los años 

2000 y 2012. 

 

 

 

 

 



 
 

 
*Valores en pesos constantes a 2012 

Figura 3-15. Evolución de la componente Restricciones (R) 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI 

Se observa una alta volatilidad en el valor recaudado por el concepto 

restricciones, siendo ésta del 67,5% del valor promedio. 

Los altos valores de las restricciones a comienzos de la década del 2000 son 

reflejo de los continuos atentados terroristas contra las torres de transmisión de 

electricidad a los que se vio sometido el país durante ese entonces. Asimismo, los 

altos valores registrados a finales del año 2011 corresponden a condiciones 

anormales de orden público relativas a las elecciones de alcaldes y gobernadores 

a nivel nacional (XM, 2011). 

Si bien durante el período 2002-2008 el valor de las restricciones se mantuvo 

estable, a partir de 2009 se evidencia un aumento. Para observar este 

comportamiento, la Figura 3-16 presenta la evolución del valor de la componente 

R a nivel nacional medida en $/kWh, desde el mes de febrero de 2008 (momento 

en que entró en vigencia la Resolución 097 del año 2008). 

 



 
 

 
*Valores en pesos constantes a 2012 

Figura 3-16. Evolución de la componente Restricciones (R) 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI 

La componente Restricciones (R) muestra un crecimiento sostenido en términos 

reales desde el año 2009. El cobro por restricciones pasó de 9,07 $/kWh en el año 

2008, a 13,67 $/kWh, lo cual representa un incremento total del 50,7% que, para 5 

años de ejercicio, equivale a un crecimiento anual real del 10,1%. 

La componente R está en estrecha relación con la componente T. De esta manera, 

la sobrecarga en las redes de transmisión nacional producto de incrementos 

súbitos en la demanda, atentados terroristas o la expansión inadecuada del 

sistema de transmisión puede repercutir en el incremento del valor de 

restricciones. La Figura 3-17 presenta el valor mensual de la componente R y de 

la componente T en términos reales a precios de 2012. 



 
 

 
*Valores en pesos constantes a 2012 

 

Figura 3-17. Componentes Trasmisión y Restricciones 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en SUI 

Se observa cómo en algunos meses (por ejemplo, en febrero del año 2012), la 

componente R supera en valor a la componente T. En promedio, el valor en 

términos reales de la componente R ha sido el 43,5% del valor de la componente 

T, es decir, que de juntar en una sola componente los valores de T y R, la 

resultante sería un 43,5% superior a la componente T por sí sola. 

Un análisis detallado de las razones que explican las restricciones del sistema 

eléctrico nacional puede encontrarse en los informes que, para este fin, el 

Administrador del Mercado (XM) reporta mes a mes. Puede observarse en ellos 

un agotamiento en algunas de las principales redes eléctricas que garantizan el 

suministro de electricidad a nivel nacional, indicando altos factores de utilización 

de dichas redes; esta situación contribuye al incremento del valor en la 

componente Restricciones (ver, por ejemplo, el informe de restricciones 

correspondiente al mes de diciembre de 2012 - (XM, 2013c). 

El mercado de usuarios regulados se encuentra adscrito principalmente a los 

niveles de tensión 1 y 2, en los cuales se ubican los usuarios residenciales y la 

pequeña y mediana empresa; en este sentido, señálese que, en Colombia, cerca 

del 99% de las empresas pertenecen a esta categoría, y el 45% del PIB nacional es 



 
 

explicado por este grupo de empresas (Ministerio de Comercio, Industria y 

Turismo, 2009). 

Los valores registrados para el mercado regulado en los niveles de tensión 3 y 4 

se convierten en puntos de referencia para las negociaciones de electricidad en 

los contratos que van dirigidos al mercado no regulado; por ello, el siguiente 

análisis considera los valores en todos los niveles de tensión (cargos máximos 

aplicables). 

La Figura 3-18 presenta la participación de cada una de las componentes en el 

precio final de la electricidad. 

 
*Valores en pesos constantes a 2012 

Promedio ponderado por las 6 empresas incluidas en el análisis. El valor presentado es un 

promedio de los valores mensuales registrados para el período 2000-2012 

Figura 3-18. Participación de las componentes 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI 

A lo largo de todos los niveles de tensión, las actividades de Generación (G) y 

Distribución (D) se constituyen en las componentes de mayor peso en el precio 

final de la electricidad (salvo para el nivel de tensión 4, en el cual el peso de la 

distribución se equipara con el peso de las componentes Otros (O) o Transmisión 

(T)). Se observa que para los tres primeros niveles de tensión, las componentes G 

y D representan más del 70% del precio final. 



 
 

Atendiendo a que cada empresa es particular y actúa en un mercado con 

características específicas, el siguiente análisis descompone, para cada una de las 

empresas representativas elegidas en el estudio, los componentes del precio de la 

electricidad a lo largo del horizonte de análisis (2000 – 2012).  De esta manera, el 

análisis se realizará por empresa y nivel de tensión. 

Los valores se encuentran expresados en unidades constantes tomando como 

referencia los precios de 2012 y considerando el IPC para Colombia (series de 

empalme publicadas por el Departamento Administrativo Nacional de 

Estadística – DANE). 

Debe tenerse presente que, por su naturaleza de cálculo, el valor de la 

componente Transmisión (T) es el mismo para todas las compañías a nivel 

nacional en todos los niveles de tensión. También lo es la componente 

Restricciones (R), la cual cobra sentido a partir del año 2008, como se verá más 

adelante. 

Asimismo, los valores absolutos correspondientes a las actividades de 

Generación (G), Comercialización (C) y Otros (O) permanecen constantes a lo 

largo de los diferentes niveles de tensión para una misma compañía; solamente 

el valor asociado a la actividad de la Distribución (D) cambia de un nivel de 

tensión a otro. Por ello, es posible que, proporcionalmente, los valores de cada 

una de las actividades involucradas en la formación del precio de la electricidad 

cambien entre un nivel de tensión y otro. 

3.3 Precios promedios de la electricidad para el usuario final regulado por 

empresa 

3.3.1 Codensa 

La Figura 3-19 presenta la evolución de los precios promedios de la electricidad 

para el usuario final regulado en cada uno de los niveles de tensión para la 

empresa Codensa. Los valores se encuentran expresados en unidades constantes 

tomando como referencia los precios de 2012 y considerando el IPC para 

Colombia (series de empalme publicadas por el Departamento Administrativo 

Nacional de Estadística – DANE). 

 



 
 

 
*Valores en pesos constantes a 2012 

Figura 3-19. Precio promedio por nivel de tensión - Codensa 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI 

Entre los años 2000 y 2012, el crecimiento real en las tarifas de Condensa para el 

usuario final en los niveles de tensión 1, 2, 3 y 4 ha sido de 24,6%, 33,42%, 39,28% 

y 44,2%, respectivamente. De manera análoga, estos indicadores reflejan 

crecimientos anuales de 2,0%, 2,8%, 3,3% y 3,7% para los mismos niveles de 

tensión en su orden. 

 

La Figura 3-20 presenta la evolución de las componentes Generación (G), 

Comercialización (C) y Otros (O) en el precio de electricidad de Codensa para 

sus usuarios finales regulados. Los valores presentados permanecen iguales 

entre niveles de tensión. 

 



 
 

 
*Valores en pesos constantes a 2012 

Figura 3-20. Evolución de las componentes G, C y O para Codensa 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI 

 Generación Codensa 

En términos reales, el valor de generación promedio para Codensa ha 

aumentado 43,60% desde el 2000 hasta el 2012, pasando de 91 $/kWh a 131 

$/kWh. Esta variación equivale a un aumento promedio anual en el precio de 

generación de 3,6%.  

El valor promedio de la componente G de Codensa experimentó incrementos 

entre los años 2002 y 2004, seguido por una tendencia a la baja entre los años 

2005 y 2007; posteriormente, se registraron nuevos incrementos sostenidos entre 

2008 y 2010, estabilizándose desde entonces hasta 2012. Los principales 

incrementos se presentaron entre los años 2008 y 2009, cuando se registró un 

aumento en el precio de generación de 19,7%, y entre los años 2002 y 2003, con 

un aumento de 11,4%. 

Comercialización Codensa 

En 2001 el costo de comercialización promedio superó el costo de transmisión 

promedio y a partir de ese año ha experimentado ligeros crecimientos, 



 
 

estabilizándose al final del período. Desde el año 2000 hasta el 2012 el 

crecimiento del costo de comercialización promedio ha sido de un 150,3%, es 

decir una variación anual promedio del 12,5%, debido principalmente al alto 

crecimiento en la tarifa de comercialización presentado en 2001. Desde este año 

hasta el 2012 el aumento total del costo de comercialización promedio ha sido de 

un 24% (2% anual). 

Otros Codensa 

El costo de las restricciones promedio presentó un incremento total de 15,2% 

desde el año 2000 hasta el año 2012, lo que representa un crecimiento promedio 

anual de 1,3%. Cabe destacar el incremento significativo presentado en 2008 y el 

crecimiento reciente, entre 2011 y 2012. 

 

Nivel de tensión 1 - Codensa 

La Figura 3-21 presenta la evolución de los componentes del precio de la 

electricidad para el usuario final regulado en el nivel de tensión 1 de la empresa 

Codensa.  

 

 

 

 

 



 
 

 
*Valores en pesos constantes a 2012 

Figura 3-21. Componentes en el Nivel de Tensión 1 - Codensa 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI 

Componentes del costo unitario total de Codensa - Nivel de tensión 1 

En el año 2000 la componente Distribución para el nivel de tensión 1 (D1), 

representó un 41,4% del precio de la electricidad para el usuario final regulado 

de Codensa en este nivel de tensión; la componente Generación (G) representó el 

36,3%, mientras que las componentes Otros (O), Transmisión (T) y 

Comercialización (C) representaron en conjunto un 22.3%. 

Por su parte, en el año 2012, el 73,4% del precio de la electricidad ofrecido por 

Codensa para los usuarios finales regulados del nivel de tensión 1 se debe a las 

componente G y D1, que representan un 42,2%, y 31,2% respectivamente; el 

26,6% restante del precio de electricidad corresponde a las componente C, que 

aporta un 11%, O, que representa un 8,7% y T, con un 6,9% de participación en el 

precio final al usuario. 

Esta comparación revela un crecimiento de la participación de G de 5,8 puntos 

porcentuales, así como de C de 5,6 puntos porcentuales que, en el caso particular 

de la Comercialización, significa duplicar su participación en el precio para el 
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usuario final. Por su parte, la componente D1 disminuyó en 10,1 puntos 

porcentuales su participación, y las demás componentes permanecieron 

relativamente constantes a lo largo del tiempo. 

Distribución Codensa – Nivel de tensión 1 

La tarifa de distribución para los usuarios finales regulados de Codensa en el 

nivel de tensión 1 (D1) ha disminuido en términos reales un 6,9% desde el año 

2000 hasta el año 2012, al pasar de 104$/kWh a 97$/kWh, lo que equivale a una 

disminución anual real de 0,6% durante el periodo de análisis. Este valor ha 

experimentado aumentos y declives en los últimos doce años, siendo los 

principales aumentos los ocurridos entre los años 2002 y 2003 (11,7%) y 2004 y 

2005 (7,8%). A partir del 2005 la tendencia predominante ha sido a la baja. 

Nivel de tensión 2 – Codensa 

La Figura 3-22 presenta la evolución de los componentes del precio de la 

electricidad para el usuario final regulado en el nivel de tensión 2 de la empresa 

Codensa.  

 
*Valores en pesos constantes a 2012 

Figura 3-22. Componentes en el Nivel de Tensión 2 - Codensa 

2000 2001 2002 2003 2004 2005 2006 2007 2008 2009 2010 2011 2012
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Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI 

 

Componentes del costo unitario total de Codensa - Nivel de tensión 2 

En el año 2000, la componente Generación (G) representó el 46,6% del precio de 

la electricidad para el usuario final regulado de esta empresa en el nivel de 

tensión 2. La componente Distribución (D2), por otra parte, representó un 24,9%; 

mientras que las componentes Otros (O), Transmisión (T) y Comercialización (C) 

representaron un 12,0%, 9,7% y 6,9%, respectivamente. 

Por su parte, en el año 2012, el 70,3% del precio de la electricidad para los 

usuarios finales regulados en el nivel de tensión analizado se debe a las 

componentes G, que representa un 47,1%, y D2, que representa un 23,2%. El 

29,7% restante del precio de electricidad corresponde a la componente C, que 

aporta un 12,2%, la componente O, que representa un 9,7% y a la componente T, 

con un 7,7% de participación en el precio final al usuario. 

Esta comparación revela un crecimiento de la participación de la componente C 

de 5,3 puntos porcentuales que, en el caso particular de la Comercialización, 

significa incrementar un 76% su participación en el precio para el usuario final. 

La participación de las demás componentes permaneció relativamente constante 

a lo largo del tiempo. 

 

Distribución Codensa – Nivel de tensión 2 

La tarifa de distribución para los usuarios finales regulados en el nivel de tensión 

2 (D2) ha incrementado en términos reales 31,9% desde el año 2000 hasta el año 

2012, al pasar de 49$/kWh a 64$/kWh, lo que equivale a un incremento anual 

real de 2,7%. Los principales incrementos se registraron entre los años 2002 y 

2003 (26,9%), y entre los años 2003 y 2004 (24,58%). Entre los años 2009 y 2010 se 

registró el principal decremento en este valor, correspondiente a 10,4%. 

Nivel de tensión 3 – Codensa 

La *Valores en pesos constantes a 2012 

Figura 3-23 presenta la evolución de los componentes del precio de la 

electricidad para el usuario final regulado en el nivel de tensión 3 atendido por 

Codensa.  

 



 
 

 
*Valores en pesos constantes a 2012 

Figura 3-23. Componentes en el Nivel de Tensión 3 - Codensa 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI 

Componentes del costo unitario total de Codensa - Nivel de tensión 3 

En el año 2000, la componente Generación (G) representó el 48,8% del precio de 

la electricidad para el usuario final regulado en este nivel de tensión, mientras 

que la componente Distribución (D3) representó un 21,2%. Las componentes 

Otros (O), Transmisión (T) y Comercialización (C) representaron un 12,5%, 10,2% 

y 7,2%, respectivamente. 

Por su parte, en el año 2012, el 50,0% del precio de la electricidad ofrecido por 

Codensa para los usuarios finales regulados se debe a la componente G; la 

componente D3, por su parte, representa el 18,5%. Para este año, la componente 

C ahora representa el 13,0%, desplazando a las componentes O y T con 10,3% y 

8,2% de participación, respectivamente. 

Esta comparación revela un crecimiento de la componente C de 5,7 puntos 

porcentuales que, en este caso particular, significa incrementar un 79,1% su 

participación en el precio para el usuario final. La componente G también 
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incrementa su participación 1,2 puntos porcentuales, mientras que las demás 

disminuyen su aporte, en promedio, 2 puntos porcentuales. 

 

Distribución Codensa – Nivel de tensión 3 

La tarifa de distribución (D3) ha incrementado en términos reales 21,7% desde el 

año 2000 hasta el año 2012, al pasar de 40$/kWh a 49$/kWh, lo que implica un 

incremento anual real de 1,8% durante el periodo de análisis. Los principales 

incrementos se registran entre los años 2002 y 2003 (32,5%), y entre los años 2003 

y 2004 (25,8%). Entre los años 2009 y 2010 se registró el principal decremento en 

este valor, de 11,7%. 

Nivel de tensión 4 – Codensa 

La *Valores en pesos constantes a 2012 

Figura 3-24 presenta la evolución de los componentes del precio de la 

electricidad para el usuario final regulado en el nivel de tensión 4 de la empresa 

Codensa.  

 
*Valores en pesos constantes a 2012 

Figura 3-24. Componentes en el Nivel de Tensión 4 - Codensa 

2000 2001 2002 2003 2004 2005 2006 2007 2008 2009 2010 2011 2012
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Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI 

Componentes del costo unitario total de Codensa - Nivel de tensión 4 

En el año 2000, la componente Generación (G) representó el 56,8% del precio de 

la electricidad en este nivel de tensión. La componente Otros (O) representó un 

14,6% mientras que las componentes Transmisión (T), Comercialización (C) y 

Distribución en el nivel de tensión 4 (D4) representaron un 11,8%, 8,4% y 8,3%, 

respectivamente. 

En el año 2012 la componente G sigue siendo la de mayor participación, con un 

56,7% (manteniendo la del año 2000). La componente C es ahora la segunda en 

participación, con un 14,7%, desplazando a las componentes O, T y D4, que 

cuentan con un 11,7%, 9,3% y 7,5% de participación, respectivamente. 

Esta comparación revela un crecimiento de la componente C de 6,3 puntos 

porcentuales que, en el caso particular de la Comercialización, significa 

incrementar un 74,6% su participación en el precio para el usuario final. Los 

demás componentes, en cambio, disminuyen su participación aproximadamente 

2 puntos porcentuales. 

 

Distribución Codensa – Nivel de tensión 4 

La tarifa de distribución para los usuarios finales regulados de Codensa en el 

nivel de tensión 4 (D4) ha incrementado en términos reales 29,5% desde el año 

2000 hasta el año 2012, al pasar de 13$/kWh a 17$/kWh, lo que representa un 

incremento anual real de 2,5%. Las principales variaciones se registraron entre 

los años 2002 y 2003 (34,1%), y entre los años 2003 y 2004 (25,8%). Entre los años 

2006 y 2007 se observa el principal decremento en este valor, de 7,9%. 

 

3.3.2 Empresas Públicas de Medellín E.S.P. 

La Figura 3-25 presenta la evolución del precio promedio de la electricidad para 

el usuario final regulado en cada uno de los niveles de tensión para la empresa 

Empresas Públicas de Medellín (EPM). Los valores se encuentran expresados en 

unidades constantes tomando como referencia los precios de 2012 y 

considerando el IPC para Colombia (series de empalme publicadas por el 

Departamento Administrativo Nacional de Estadística – DANE). 

 



 
 

 

Figura 3-25. Precio promedio por nivel de tensión - EPM 

*Valores en pesos constantes a 2012 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI 

Entre los años 2000 y 2012, el crecimiento real en las tarifas de EPM para el 

usuario final ha sido de 33,87%, 47,06%, 56,22% y 64,11% para los niveles de 

tensión 1, 2, 3 y 4, respectivamente. De manera análoga, estos indicadores 

reflejan crecimientos anuales de 2,8%, 3,9%, 4,7% y 5,3% para los mismos niveles 

de tensión en su orden. 

 

La Figura 3-26 presenta la evolución de las componentes Generación (G), 

Comercialización (C) y Otros (O) en el precio de electricidad de EPM para sus 

usuarios finales regulados. Los valores presentados permanecen iguales entre 

niveles de tensión, y se encuentran expresados en unidades constantes tomando 

como referencia los precios de 2012 y considerando el IPC para Colombia. 

 



 
 

 
*Valores en pesos constantes a 2012 

Figura 3-26. Evolución de las componentes G, C y O para EPM 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI 

  

Generación EPM 

En términos reales, el valor de generación promedio para EPM ha aumentado 

68,3% desde el 2000 hasta el 2012, pasando de 78 $/kWh a 131 $/kWh; este 

aumento equivale a un aumento promedio anual en el precio de generación para 

esta empresa de 5,7% durante el periodo de análisis.  

El valor promedio de la componente G de EPM experimentó incrementos entre 

los años 2000 y 2004, seguido por una tendencia a la baja entre los años 2005 y 

2007; posteriormente, se registró un incremento sostenido entre 2008 y 2011, y 

una reducción en 2012. Los principales incrementos se presentaron entre los años 

2008 y 2009, cuando se registró un aumento en el precio de generación de 28,89%, 

y entre los años 2002 y 2003, con un aumento de 11,64%. 

Comercialización EPM 

La variación del costo de comercialización promedio ha sido de un 287,2%, es 

decir un crecimiento anual promedio del 23,9% entre 2000 y 2012. Entre los años 



 
 

2006 y 2007 el aumento del costo de comercialización promedio fue notable, al 

pasar de $11,8/kWh a $42,86/kWh, lo que implica un incremento del 263.2%. Lo 

anterior se explica, probablemente, por la fusión EPM-EADE, ocurrida en el año 

2007. A partir de 2009 el costo de comercialización promedio ha sido 

relativamente estable, experimentado ligeros crecimientos a 2012. 

Otros EPM 

El costo de las restricciones promedio presentó un decremento total de 11,7%, 

desde el año 2000 hasta el año 2012, lo que significa un decrecimiento promedio 

anual de 1%. El comportamiento del costo de las restricciones promedio ha 

seguido un aumento entre 2000 y 2001, acompañado de una reducción desde 

2002 hasta 2008; luego en 2009 se presentó un incremento significativo en el costo 

de las restricciones promedio, que se mantuvo hasta 2012. 

Nivel de tensión 1 – EPM 

La Figura 3-27 presenta la evolución de los componentes del precio de la 

electricidad para el usuario final regulado en el nivel de tensión 1 de la empresa 

EPM.  

 

 



 
 

 
*Valores en pesos constantes a 2012 

Figura 3-27. Componentes en el Nivel de Tensión 1 - EPM 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI 

Componentes del costo unitario total de EPM - Nivel de tensión 1 

En el año 2000, la componente Distribución (D1) representó un 35,8% del precio 

de la electricidad para el usuario final regulado de EPM; la componente 

Generación (G) representó el 38,4%, mientras que las componentes Otros (O), 

Transmisión (T) y Comercialización (C) representaron un 10,8%, 9,4% y 5,6%, 

respectivamente. 

Por su parte, en el año 2012, el 73,5% del precio de la electricidad ofrecido por 

EPM para los usuarios finales regulados del nivel de tensión 1 se debe a las 

componentes G, que representa un 41%, y D1, que representa un 32,5%. El 26,5% 

restante del precio de electricidad corresponde a la componente C, que aporta un 

13,8%, a T, que representa un 6,7% y a la componente O, con un 6% de 

participación en el precio final al usuario. 

Esta comparación entre 2000 y 2012 revela un crecimiento de la participación de 

G de 2,6 puntos porcentuales, así como de C de 8,2 puntos porcentuales que, en 

el caso particular de la Comercialización, significa incrementar en 146% su 
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participación en el precio para el usuario final. Por su parte, la componente O 

disminuyó 4,7 puntos porcentuales su aporte al total, mientras que las demás 

componentes, D1 y T, se redujeron en 3,3 y 2,7 puntos porcentuales, 

respectivamente. 

Distribución EPM – Nivel de tensión 1 

La tarifa de distribución para los usuarios finales regulados de EPM en el nivel 

de tensión 1 (D1) ha aumentado, en términos reales, un 43% desde el año 2000 

hasta el año 2012, al pasar de 72,7 $/kWh a 104$/kWh, lo que representa un 

incremento anual real de 3,6%. Este valor ha experimentado aumentos y declives 

en los últimos doce años, siendo las principales variaciones las ocurridas entre 

los años 2003 y 2004 (28,62%), y 2006 y 2007 (37,42%). A partir del 2009 el valor 

de esta componente se ha estabilizado. 

Nivel de tensión 2 – EPM 

La Figura 3-28 presenta la evolución de los componentes del precio de la 

electricidad para el usuario final regulado en el nivel de tensión 2 de la empresa 

EPM.  

 

 

 

 



 
 

 
*Valores en pesos constantes a 2012 

 

Figura 3-28. Componentes en el Nivel de Tensión 2 - EPM 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI 

Componentes del costo unitario total de EPM - Nivel de tensión 2 

En el año 2000, la componente Generación (G) representó el 45,3% del precio de 

la electricidad para el usuario final regulado de Codensa en este nivel de tensión, 

y la componente Distribución para el nivel de tensión 2 (D2) representó un 

24,2%; mientras que las componentes Otros (O), Transmisión (T) y 

Comercialización (C) representaron un 12,7%, 11,1% y 6,6%, respectivamente. 

Por su parte, en el año 2012, el 71,7% del precio de la electricidad ofrecido por 

EPM para los usuarios finales regulados se debe a las componente G, que 

representa un 43,8%, y D2, que representa un 27,9%; el 28,3% restante del precio 

de electricidad corresponde a la componente C, que aporta un 14,7%, la 

componente O, que representa un 6,4% y a la componente T, con un 7,2% de 

participación en el precio final al usuario. 

Esta comparación revela un crecimiento de la participación de la componente C 

de 8,1 puntos porcentuales que significa incrementar un 122% su participación en 
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el precio para el usuario final. Por otro lado, la participación de la componente 

D2 aumentó en 3,7 puntos porcentuales, mientras que la de las demás 

componentes O, T y G se redujeron en 6,3, 4 y 1,6 puntos porcentuales, 

respectivamente. 

 

Distribución EPM – Nivel de tensión 2 

La tarifa de distribución para los usuarios finales regulados de este segmento 

(D2) ha incrementado en términos reales 100,7% desde el año 2000 hasta el año 

2012, al pasar de 41,6$/kWh a 83,5$/kWh, que se asocia a un incremento anual 

real de 8,4%. Los principales incrementos se registran entre los años 2003 y 2004 

(42,9%), y entre los años 2006 y 2007 (48,55%). Entre los años 2007 y 2008 se 

registró el principal decremento en este valor, correspondiente a 9,12%. 

 

Nivel de tensión 3 – EPM 

La Figura 3-29 presenta la evolución de los componentes del precio de la 

electricidad para el usuario final regulado en el nivel de tensión 3 de la empresa 

EPM.  

 



 
 

 

Figura 3-29. Componentes en el Nivel de Tensión 3 - EPM 

*Valores en pesos constantes a 2012 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI 

Componentes del costo unitario total de EPM - Nivel de tensión 3 

En el año 2000, la componente Generación (G) representó el 51,7% del precio de 

la electricidad en este nivel de tensión, y la componente Distribución (D3) 

representó un 13,6%. Las componentes Otros (O), Transmisión (T) y 

Comercialización (C) representaron un 14,5%, 12,7% y 7,5%, respectivamente. 

Para el año 2012, el 51% del precio de la electricidad ofrecido por EPM se debe a 

la componente G, mientras que la componente D3 representa el 16%. Para este 

año, la componente C representó el 17,2%, desplazando a las componentes O y T 

que tienen ahora un 7,5% y 8,3% de participación en el precio final, 

respectivamente. 

Esta comparación revela un crecimiento de la componente C de 9,6 puntos 

porcentuales que se asocia a un incremento del 127% de su participación en el 

precio para el usuario final. La componente D3 también incrementa su 

participación 2,4 puntos porcentuales, al contrario de las componentes O, T y G 

2000 2001 2002 2003 2004 2005 2006 2007 2008 2009 2010 2011 2012

O. 21.8 23.5 12.8 7.21 8.89 4.25 7.68 4.04 2.33 13.2 17.2 18.4 19.3

C. 11.4 11.5 11.9 11.9 11.9 11.9 11.8 42.8 36.6 40.4 41.7 42.7 44.1

D3. 20.5 20.7 20.4 27.3 45.0 43.5 42.5 39.9 45.6 46.5 45.6 44.2 41.1

T. 19.1 19.3 24.7 25.6 24.9 23.7 22.7 21.6 23.6 23.6 22.7 22.3 21.4

G. 78.0 88.6 96.7 108. 108. 102. 99.0 97.2 98.7 127. 128. 133. 131.

G. G. G. G. G. G. G. G. G.
G. G. G. G.

T.
T.

T.
T. T. T. T. T. T.

T. T. T. T.

D3.
D3.

D3.
D3. D3. D3. D3. D3. D3.

D3. D3. D3. D3.

C.
C.

C.
C.

C. C. C.
C. C.

C. C. C. C.

O.
O. O.

O.
O.

O. O.
O. O.

O. O. O. O.

0.00

50.00

100.00

150.00

200.00

250.00

300.00

Peso de los componentes del precio 

Empresas Públicas de Medellín E.S.P.
Nivel de tensión 3



 
 

que disminuyen su contribución en 7, 4,3 y 0,7 puntos porcentuales, 

respectivamente. 

Distribución EPM – Nivel de tensión 3 

La tarifa de distribución para los usuarios regulados de EPM en este nivel de 

tensión (D3) ha incrementado en términos reales en un 100,1% desde el año 2000 

hasta el año 2012, al pasar de 20,5$/kWh a 41,1$/kWh, lo que representa un 

incremento anual real de 8,3% durante el periodo de análisis.  Los principales 

incrementos se registran entre los años 2002 y 2003 (33,89%), y entre los años 

2003 y 2004 (64,99%). Entre los años 2011 y 2012 se registró el principal 

decremento en este valor, de 7%. 

Nivel de tensión 4 – EPM 

La Figura 3-30 presenta la evolución de los componentes del precio de la 

electricidad para el usuario final regulado en el nivel de tensión 4 de la empresa 

EPM.  

 

 
*Valores en pesos constantes a 2012 

Figura 3-30. Componentes en el Nivel de Tensión 4 - EPM 
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Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI 

 

Componentes del costo unitario total de EPM - Nivel de tensión 4 

En el año 2000, la componente Generación (G) representó el 54,8% del precio de 

la electricidad para el usuario final regulado de EPM en este nivel de tensión. Las 

componentes restantes representaron: 15,4% en el caso de Otros (O), 13,4% en el 

caso Transmisión, 8% en el caso Comercialización y 8,4% Distribución. 

En el año 2012 la componente G sigue siendo la de mayor participación, con un 

56,2% (aumentando con respecto al año 2000 en 1,4%). Ahora la componente C es 

la segunda en participación, con un 18,9%, desplazando a las componentes O, T y 

D4, con un 8,3%, 9,2% y 7,5% de participación, respectivamente. 

 

Distribución EPM – Nivel de tensión 4 

La tarifa de distribución en el nivel de tensión 4 (D4) se ha incrementado 46.5% 

en términos reales desde el año 2000 hasta el año 2012, al pasar de 11,9$/kWh a 

17,4$/kWh, lo que significa un incremento anual real de 3,9%. Los principales 

incrementos se registraron entre los años 2002 y 2003 (29,01%), y entre los años 

2003 y 2004 (47,58%). Entre los años 2006 y 2007 se registró el principal 

decremento en este valor, de 8,62%. 

3.3.3 Empresas Municipales de Cali  

La Figura 3-31 presenta la evolución de los precios promedios de la electricidad 

para el usuario final regulado en cada uno de los niveles de tensión para Emcali 

(Empresas Municipales de Cali). Los valores se encuentran expresados en 

unidades constantes tomando como referencia los precios de 2012 y 

considerando el IPC para Colombia (series de empalme publicadas por el 

Departamento Administrativo Nacional de Estadística – DANE). 

 



 
 

 
*Valores en pesos constantes a 2012 

Figura 3-31. Precio promedio por nivel de tensión - Emcali 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI 

Entre los años 2000 y 2012, el crecimiento real en las tarifas de Emcali para el 

usuario final ha sido de 33.83%, 47,17%, 56,50% y 64.58% para los niveles de 

tensión 1, 2, 3 y 4, respectivamente. De manera análoga, estos indicadores 

reflejan crecimientos anuales de 3,1%, 4,3%, 5,1% y 5,9% para los mismos niveles 

de tensión en su orden. 

 

La Figura 3-32 presenta la evolución de las componentes Generación (G), 

Comercialización (C) y Otros (O) en el precio de electricidad de Emcali para sus 

usuarios finales regulados.  

 



 
 

 
*Valores en pesos constantes a 2012 

Figura 3-32. Evolución de las componentes G,  C y O para Emcali 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI 

Generación Emcali 

En términos reales, el valor de generación promedio para Emcali ha aumentado 

66.5% desde el 2000 hasta el 2011, pasando de 74,71 $/kWh a 124,42 $/kWh; este 

aumento equivale a un crecimiento promedio anual de 6% en el precio de 

generación para esta empresa durante la muestra de tiempo analizada. 

El valor promedio de la componente G de Emcali experimentó incrementos entre 

los años 2000 y 2003, seguido por una tendencia a la baja entre los años 2004 y 

2007. Posteriormente, se registraron nuevos incrementos sostenidos entre 2008 y 

2010, estabilizándose desde entonces hasta 2011. Los principales incrementos se 

presentaron entre los años 2008 y 2009, cuando se registró un aumento en el 

precio de generación de 25,77%, y entre los años 2000 y 2001, con un aumento de 

18,58%. 

 

 

 



 
 

Comercialización Emcali 

 Desde el año 2000 hasta el 2011 el crecimiento del costo de comercialización 

promedio ha sido de un 269,3%, lo que equivale a un crecimiento anual 

promedio del 24,5%. El elevado incremento en la tarifa de comercialización se 

debe a los aumentos presentados entre  los años 2005 y 2006 de 140,72%, y entre 

2007 y 2008 de 171,79%. 

Otros Emcali 

El costo de las restricciones promedio presentó un decremento total entre el año 

2000 y el año 2011 de 12,2%, lo que representa un variación promedio anual de -

1,1%. Esta variable experimentó un aumento entre 2000 y 2001, acompañado de 

una reducción desde 2002 hasta 2007. Desde 2008, se han observado incrementos 

en el costo de las restricciones promedio. 

Nivel de tensión 1 – Emcali 

La Figura 3-33 presenta la evolución de los componentes del precio de la 

electricidad para el usuario final regulado en el nivel de tensión 1 de la empresa 

Emcali.  

 

 
*Valores en pesos constantes a 2012 

Figura 3-33. Componentes en el Nivel de Tensión 1 - Emcali 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI 
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Componentes del costo unitario total de Emcali - Nivel de tensión 1 

En el año 2000, la componente Distribución (D1) representó un 46,2% del precio 

de la electricidad para el usuario final regulado de Emcali en este nivel de 

tensión. La componente Generación (G), por su parte, representó el 31,3%, 

mientras que las componentes Otros (O), Transmisión (T) y Comercialización (C) 

representaron un 11%, 8% y 3,6%, respectivamente. 

En el año 2011, el 72,8% del precio de la electricidad ofrecido por Emcali para los 

usuarios finales regulados del nivel de tensión 1 se debe a las componentes G, 

que representa un 44,1%, y D1, que representa un 28,6%. El 27,2% restante 

corresponde a la componente C, que aporta un 11,1%, a O, que representa un 

8,2% y a la componente T, con un 7,9% de participación en el precio final al 

usuario. 

Esta comparación revela un crecimiento de la participación de G de 12,8 puntos 

porcentuales, así como de C de 7,6 puntos porcentuales que, en el caso particular 

de la Comercialización, significa triplicar su participación en el precio para el 

usuario final. Por su parte, la componente D1 disminuyó en 17,5 puntos 

porcentuales su participación, y las demás componentes permanecieron 

relativamente constantes a lo largo del tiempo. 

Distribución Emcali – Nivel de tensión 1 

La tarifa de distribución en el nivel de tensión 1 (D1) ha disminuido en términos 

reales un 26,8% desde el año 2000 hasta el año 2011, al pasar de 110$/kWh a 

80,7$/kWh, lo que implica una disminución anual real de 2,4%. Este valor ha 

experimentado aumentos y declives en los últimos doce años, siendo los 

principales aumentos los ocurridos entre los años 2002 y 2003, de 18,12%, y 2003 

y 2004, de 40,43%. A partir del 2005, sin embargo, la tendencia predominante ha 

sido a la baja. 

Nivel de tensión 2 – Emcali 

La Figura 3-34 presenta la evolución de los componentes del precio de la 

electricidad para el usuario final regulado en el nivel de tensión 2 de la empresa 

Emcali.  



 
 

 
*Valores en pesos constantes a 2012 

Figura 3-34. Componentes en el Nivel de Tensión 2 - Emcali 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI 

Componentes del costo unitario total de Emcali - Nivel de tensión 2 

En el año 2000, la componente Generación (G) representó el 40,3% del precio de 

la electricidad para el usuario final regulado de Emcali en este nivel de tensión, y 

la componente Distribución para el nivel de tensión 2 (D2) representó un 30,6%; 

las componentes Otros (O), Transmisión (T) y Comercialización (C) 

representaron un 14,2%, 10,3% y 4,6%, respectivamente. 

Por su parte, en el año 2011, el 70,1% del precio de la electricidad ofrecido por 

Emcali a este segmento debe a las componentes G, que representa un 48,4%, y 

D2, que representa un 21,7%. El 29,9% restante corresponde a la componente C, 

que aporta un 12,2%, la componente O, que representa un 9% y a la componente 

T, con un 8,7% de participación. 

Esta comparación revela un crecimiento de la participación de la componente C 

de 7,6 puntos porcentuales que significa incrementar un 166% su participación en 

el precio para el usuario final. La participación de la componente G aumentó 8,1 

2000 2001 2002 2003 2004 2005 2006 2007 2008 2009 2010 2011

O. 26.25 31.40 16.17 9.44 11.89 6.42 9.50 5.28 17.71 19.13 25.08 23.06

C. 8.49 9.14 10.87 11.74 11.54 11.16 26.85 8.68 23.60 29.39 30.15 31.36

D2. 56.67 57.04 56.20 72.61 126.8 127.8 87.75 94.46 63.08 56.93 54.91 55.63

T. 19.12 19.33 24.74 25.63 24.98 23.70 22.67 21.81 23.68 23.67 22.84 22.37

G. 74.71 88.59 94.99 112.1 110.4 106.1 99.06 99.31 114.0 143.3 150.4 124.4
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puntos porcentuales, mientras que las componentes D2, O y T se redujeron en 

8,9, 5,2, y 1,6 puntos porcentuales, respectivamente. 

Distribución Emcali – Nivel de tensión 2 

La tarifa de distribución para los usuarios finales regulados de Emcali en el nivel 

de tensión 2 (D2) se ha reducido en términos reales 1,8% desde el año 2000 hasta 

el año 2011, al pasar de 56,67$/kWh a 55,63$/kWh, lo que equivale a un 

decrecimiento anual real de 0,2%.  Los principales incrementos se registran entre 

los años 2002 y 2003 (29,21%), y entre los años 2003 y 2004 (74,68%). Entre los 

años 2007 y 2008 se registró el principal decremento en este valor, de 33,22%. 

Nivel de tensión 3 – Emcali 

La Figura 3-35 presenta la evolución de los componentes del precio de la 

electricidad para el usuario final regulado en el nivel de tensión 3 de la empresa 

Emcali.  

 
*Valores en pesos constantes a 2012 

Figura 3-35. Componentes en el Nivel de Tensión 3 - Emcali 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI 

 

2000 2001 2002 2003 2004 2005 2006 2007 2008 2009 2010 2011

O. 26.25 31.40 16.17 9.44 11.89 6.42 9.50 5.28 17.71 19.13 25.08 23.06

C. 8.49 9.14 10.87 11.74 11.54 11.16 26.85 8.68 23.60 29.39 30.15 31.36

D3. 36.26 36.49 35.95 47.57 55.89 54.08 49.59 50.03 39.76 37.13 33.88 34.31

T. 19.12 19.33 24.74 25.63 24.98 23.70 22.67 21.81 23.68 23.67 22.84 22.37

G. 74.71 88.59 94.99 112.1 110.4 106.1 99.06 99.31 114.0 143.3 150.4 124.4
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Componentes del costo unitario total de Emcali - Nivel de tensión 3 

En el año 2000, la componente Generación (G) representó el 45,3% del precio de 

la electricidad para el usuario final regulado de Emcali en este nivel de tensión y 

la componente Distribución (D3) representó un 22%; las componentes Otros (O), 

Transmisión (T) y Comercialización representaron un 15,9%, 5,2% y 11,6%, 

respectivamente. 

Por su parte, en el año 2011, el 52,8% del precio de la electricidad ofrecido por 

Emcali en este segmento de mercado, se debe a la componente G; la componente 

D3 representa el 14,6%. Para este año, la componente C representa el 13,3%, 

desplazando a las componentes O y T con 9,8% y 9,5% de participación, 

respectivamente. 

Esta comparación revela un crecimiento de la componente C de 8,2 puntos 

porcentuales que significa incrementar un 158% su participación en el precio 

para el usuario final. La componente G también incrementa su participación 7,5 

puntos porcentuales, mientras que las componentes D3, O y T disminuyen su 

participación en un 7,4, 6,1 y 2,1 puntos porcentuales respectivamente. 

Distribución Emcali – Nivel de tensión 3 

La tarifa de distribución (D3) ha disminuido en términos reales 5,4% desde el año 

2000 hasta el año 2011, al pasar de 36,26$/kWh a 34,31$/kWh, lo que significa un 

incremento anual real de 0,5%. Las principales variaciones se registraron entre 

los años 2002 y 2003 (32,31%), y entre los años 2003 y 2004 (17,49%). Entre los 

años 2007 y 2008 se registró el principal decremento en este valor, de 20,52%. 

Nivel de tensión 4 – Emcali 

La Figura 3-36 presenta la evolución de los componentes del precio de la 

electricidad para el usuario final regulado en el nivel de tensión 4 de la empresa 

Emcali.  

 



 
 

 
*Valores en pesos constantes a 2012 

Figura 3-36. Componentes en el Nivel de Tensión 4 - Emcali 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI 

Componentes del costo unitario total de Emcali - Nivel de tensión 4 

En el año 2000, la componente Generación (G) representó el 51,9% del precio de 

la electricidad para el usuario final regulado de Emcali en este nivel de tensión, y 

la componente Otros representó un 18,2%; las componentes Transmisión (T), 

Comercialización (C) y Distribución en el nivel de tensión 4 (D4) representaron 

un 13,3%, 5,9% y 10,6%, respectivamente. 

En el año 2011 la componente G sigue siendo la de mayor participación en el 

precio de la electricidad analizado en este apartado, con un 56,8% (aumentando 

la participación con respecto al año 2000); la componente C ahora es la segunda 

en participación, con un 14,3%, desplazando a las componentes O, T y D4, ahora 

con un 10,5%, 10,2% y 8,2% de participación, respectivamente. 

Esta comparación revela un crecimiento de la componente C de 8,4 puntos 

porcentuales que equivale a incrementar un 142% su participación en el precio 

para el usuario final. La componente G aumentó su participación en 4,8 puntos 

2000 2001 2002 2003 2004 2005 2006 2007 2008 2009 2010 2011

O. 26.25 31.40 16.17 9.44 11.89 6.42 9.50 5.28 17.71 19.13 25.08 23.06

C. 8.49 9.14 10.87 11.74 11.54 11.16 26.85 8.68 23.60 29.39 30.15 31.36

D4. 15.26 15.36 15.13 19.69 22.50 21.44 20.81 19.10 18.12 18.23 17.78 17.99

T. 19.12 19.33 24.74 25.63 24.98 23.70 22.67 21.81 23.68 23.67 22.84 22.37

G. 74.71 88.59 94.99 112.1 110.4 106.1 99.06 99.31 114.0 143.3 150.4 124.4
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porcentuales, en cambio, las componentes O, T y D4 disminuyen su participación 

en 7,7, 3,1 y 2,4 puntos porcentuales respectivamente.  

Distribución Emcali – Nivel de tensión 4 

La tarifa de distribución (D4) ha incrementado en términos reales 17,9% desde el 

año 2000 hasta el año 2011, al pasar de 15,26$/kWh a 17,99$/kWh, lo que 

significa un incremento anual real de 1,6%. Los principales incrementos se 

registraron entre los años 2002 y 2003 (30,12%), y entre los años 2003 y 2004 

(14,31%). Entre los años 2006 y 2007 se registró el principal decremento en este 

valor, de 8,21%. 

 

3.3.4 Electrificadora del Caribe  

La Figura 3-37 presenta la evolución de los precios promedio de la electricidad 

para el usuario final regulado en cada uno de los niveles de tensión para la 

empresa Electrificadora del Caribe. Los valores se encuentran expresados en 

unidades constantes tomando como referencia los precios de 2012 y 

considerando el IPC para Colombia (series de empalme publicadas por el 

Departamento Administrativo Nacional de Estadística – DANE). 

 
*Valores en pesos constantes a 2012 

Figura 3-37. Precio promedio por nivel de tensión – Electrificadora del Carible 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI 



 
 

Entre los años 2000 y 2009, el crecimiento real en las tarifas de Electrificadora del 

Caribe para el usuario final ha sido de 20,78%, 28,04%, 32,83% y 36,82% para los 

niveles de tensión 1, 2, 3 y 4, respectivamente. De manera análoga, estos 

indicadores reflejan crecimientos anuales de 2,3%, 3,1%, 3,6% y 4,1% para los 

mismos niveles de tensión en su orden. 

 

La Figura 3-38 presenta la evolución de las componentes Generación (G), 

Comercialización (C) y Otros (O) para los usuarios finales regulados de 

Electrificadora del Caribe.  

 
*Valores en pesos constantes a 2012 

Figura 3-38. Evolución de las componentes G, C y O para Electrificadora del 

Caribe 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI 

Generación Electrificadora del Caribe 

En términos reales, el valor de generación promedio para Electrificadora del 

Caribe ha aumentado 60,3% desde el 2000 hasta el 2009, pasando de 78,87 $/kWh 

a 126,42 $/kWh; lo anterior equivale a un aumento medio anual de 6,7% durante 

la muestra de tiempo estudiada.  



 
 

El valor promedio de la componente G de Electrificadora del Caribe experimentó 

incrementos entre los años 2000 y 2003, seguido por una tendencia a la baja entre 

los años 2004 y 2006; posteriormente, se registraron nuevos incrementos 

sostenidos entre 2007 y 2009. Los principales incrementos se presentaron entre 

los años 2007 y 2009, cuando se registró un aumento en el precio de generación 

de 20%, y entre los años 2000 y 2003, con un aumento de 46,43%. 

 

Comercialización Electrificadora del Caribe 

Desde el año 2000 hasta el 2009 el crecimiento del costo de comercialización 

promedio ha sido de un 65,7%, es decir un crecimiento anual promedio del 7,3%. 

El mayor crecimiento de la tarifa de comercialización se presentó entre 2007 y 

2008 y fue de 38,73%; el máximo decremento en la tarifa de comercialización 

promedio se presentó entre 2002 y 2003 (9,72%). 

Otros Electrificadora del Caribe 

El costo de las restricciones promedio presentó un decrecimiento total entre 2000 

y 2009 de 46,8%, lo que representa una variación promedio anual de -5,2%. El 

comportamiento del costo de las restricciones ha seguido una tendencia a la baja 

desde el 2000 hasta el 2007, mientras que a partir de 2008 se presentó un 

incremento significativo en el valor de esta variable. 

Nivel de tensión 1 – Electrificadora del Caribe 

La Figura 3-39 presenta la evolución de los componentes del precio de la 

electricidad para el usuario final regulado en el nivel de tensión 1 de la empresa 

Electrificadora del Caribe.  



 
 

 
*Valores en pesos constantes a 2012 

Figura 3-39. Componentes en el Nivel de Tensión 1 – Electrificadora del Caribe 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI 

Componentes del costo unitario total de Electrificadora del Caribe - Nivel de 

tensión 1 

En el año 2000, la componente Distribución (D1) para el nivel de tensión 1 

representó un 35,8% del precio de la electricidad para el usuario final regulado 

de Electrificadora del Caribe; la componente Generación (G) representó el 32,4%, 

mientras que las componentes Otros (O), Transmisión (T) y Comercialización (C) 

representaron un 13,7%, 7,9% y 10,2%, respectivamente. 

En el año 2009, por otra parte, el 74,3% del precio de la electricidad ofrecido por 

Electrificadora del Caribe para los usuarios finales regulados del nivel de tensión 

1 se debe a las componentes G, que representa un 35%, y D1, que representa un 

39,3%. El 25,7% restante corresponde a la componente C, que aporta un 12,8%, a 

O, que representa un 5,5% y a la componente T, con un 7,4% de participación. 

Esta comparación revela un crecimiento de la participación de G de 6,9 puntos 

porcentuales, valor similar a la participación perdida por la componente O (8,2 

2000 2001 2002 2003 2004 2005 2006 2007 2008 2009

O 33.45 30.10 17.97 10.22 12.17 5.17 9.05 5.20 19.99 17.81

C 24.74 25.67 25.70 23.20 22.81 25.14 27.10 26.77 37.14 41.00

D1 87.24 86.92 89.27 106.31 107.67 108.50 111.12 115.36 109.59 112.43

T 19.12 19.33 24.74 25.63 24.98 23.70 22.76 21.81 24.02 23.67
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puntos). C incrementa 2,6 puntos porcentuales en total y las demás componentes 

permanecieron relativamente constantes a lo largo del tiempo. 

Distribución Electrificadora del Caribe – Nivel de tensión 1 

La tarifa de distribución (D1) ha aumentado en términos reales un 28,9% desde el 

año 2000 hasta el año 2009, al pasar de 87,24$/kWh a 112,43$/kWh, lo que 

implica un aumento anual real de 3,2% durante el periodo de análisis. El 

principal aumento en esta componente fue el ocurrido entre los años 2002 y 2003 

(19,09%); sin embargo, a partir del 2003 las variaciones han sido bajas. 

Nivel de tensión 2 – Electrificadora del Caribe 

La Figura 3-40 presenta la evolución de los componentes del precio de la 

electricidad para el usuario final regulado en el nivel de tensión 2 de la empresa 

Electrificadora del Caribe.  

 

 
*Valores en pesos constantes a 2012 

Figura 3-40. Componentes en el Nivel de Tensión 2 – Electrificadora del Caribe 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI 

 

2000 2001 2002 2003 2004 2005 2006 2007 2008 2009

O. 33.45 30.10 17.97 10.22 12.17 5.17 9.05 5.20 19.99 17.81

C. 24.74 25.67 25.70 23.20 22.81 25.14 27.10 26.77 37.14 41.00

D2. 50.41 50.73 52.68 64.54 69.02 70.87 70.57 69.15 73.43 81.69

T. 19.12 19.33 24.74 25.63 24.98 23.70 22.76 21.81 24.02 23.67

G. 78.87 95.49 106.99 115.49 114.35 109.67 104.42 104.56 110.40 126.42
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Componentes del costo unitario total de Electrificadora del Caribe - Nivel de 

tensión 2 

En el año 2000, la componente Generación (G) representó el 38,2% del precio de 

la electricidad en este nivel de tensión y la componente Distribución (D2) 

representó un 24,4%. Las componentes Otros (O), Transmisión (T) y 

Comercialización (C) representaron un 16,2%, 9,3% y 12%, respectivamente. 

Por su parte, en el año 2009, el 71,6% del precio de la electricidad en el segmento 

analizado se debe a las componentes G, que representa un 43,5%, y D2, que 

representa un 28,1%. El 28,4% restante corresponde a la componente C, que 

aporta un 14,1%, la componente O, que representa un 6,1% y a la componente T, 

con un 8,1% de participación en el precio final al usuario. 

Esta comparación revela un crecimiento de la participación de las componentes 

G, D2 y C de 5,3%, 3,7% y 2,1% puntos porcentuales, respectivamente, mientras 

que las componentes O y T reducen su participación en 10,1% y 1,1% puntos 

porcentuales, respectivamente. 

 

Distribución Electrificadora del Caribe – Nivel de tensión 2 

La tarifa de distribución (D2) se ha incrementado en términos reales 62% desde el 

año 2000 hasta el año 2009, al pasar de 50,41$/kWh a 81,69$/kWh, lo que 

equivale a un incremento anual real de 6,9%. Los principales incrementos se 

registran entre los años 2002 y 2003 (22,51%), y entre los años 2008 y 2009 

(11,25%). Entre los años 2006 y 2007 se registró el principal decremento en este 

valor, de 2,02%. 

Nivel de tensión 3 – Electrificadora del Caribe 

La Figura 3-41 presenta la evolución de los componentes del precio de la 

electricidad para el usuario final regulado en el nivel de tensión 3 de la empresa 

Electrificadora del Caribe.  

 



 
 

 
*Valores en pesos constantes a 2012 

Figura 3-41. Componentes en el Nivel de Tensión 3 – Electrificadora del Caribe 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI 

Componentes del costo unitario total de Electrificadora del Caribe - Nivel de 

tensión 3 

En el año 2000, la componente Generación (G) representó el 43,4% del precio de 

la electricidad para el usuario final regulado de Electrificadora del Caribe en este 

nivel de tensión, y la componente Distribución para el nivel de tensión 3 (D3) 

representó un 14%; las componentes Otros (O), Transmisión (T) y 

Comercialización (C) representaron un 18,4%, 10,5% y 13,6%, respectivamente. 

Por su parte, en el año 2009, el 47,4% del precio de la electricidad se debe a la 

componente G; la componente D3 representa el 21,6%. Para este año, la 

componente C ahora representa el 15,4%, desplazando a las componentes O y T 

con 6,7% y 8,9% de participación en el precio final al usuario del nivel de tensión 

3, respectivamente. 

Esta comparación revela un crecimiento de la participación de las componentes 

D3, G y C de 7,6, 4,0 y 1,8 puntos porcentuales, mientras que las componentes O 

y T reducen su participación en 11,7 y 1,6 puntos, respectivamente. 

2000 2001 2002 2003 2004 2005 2006 2007 2008 2009

O. 33.45 30.10 17.97 10.22 12.17 5.17 9.05 5.20 19.99 17.81

C. 24.74 25.67 25.70 23.20 22.81 25.14 27.10 26.77 37.14 41.00

D3. 25.48 25.64 26.27 41.48 55.83 54.60 57.29 54.24 59.29 57.72

T. 19.12 19.33 24.74 25.63 24.98 23.70 22.76 21.81 24.02 23.67

G. 78.87 95.49 106.99 115.49 114.35 109.67 104.42 104.56 110.40 126.42
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Distribución Electrificadora del Caribe – Nivel de tensión 3 

La tarifa de distribución (D3) se ha incrementado en términos reales 126,6% 

desde el año 2000 hasta el año 2009, al pasar de 25,48$/kWh a 57,72$/kWh, lo 

que equivale a un incremento anual real de 14,1% durante el periodo de análisis. 

Los principales incrementos se registran entre los años 2002 y 2003 (57,91%), y 

entre los años 2003 y 2004 (34,61%). Entre los años 2006 y 2007 se registró el 

principal decremento en este valor, de 5,32%. 

Nivel de tensión 4 – Electrificadora del Caribe 

La Figura 3-42 presenta la evolución de los componentes del precio de la 

electricidad para el usuario final regulado en el nivel de tensión 4 de la empresa 

Electrificadora del Caribe.  

 

 
*Valores en pesos constantes a 2012 

Figura 3-42. Componentes en el Nivel de Tensión 4 – Electrificadora del Caribe 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI 

 

 

2000 2001 2002 2003 2004 2005 2006 2007 2008 2009

O. 33.45 30.10 17.97 10.22 12.17 5.17 9.05 5.20 19.99 17.81

C. 24.74 25.67 25.70 23.20 22.81 25.14 27.10 26.77 37.14 41.00

D4. 13.30 13.39 15.30 21.81 24.77 24.21 23.27 21.67 20.70 19.73

T. 19.12 19.33 24.74 25.63 24.98 23.70 22.76 21.81 24.02 23.67

G. 78.87 95.49 106.99 115.49 114.35 109.67 104.42 104.56 110.40 126.42

G.
G. G. G. G. G. G. G. G. G.

T.
T.

T.
T. T. T. T. T. T.

T.

D4.
D4.

D4.
D4. D4. D4. D4. D4. D4.

D4.

C.
C.

C.
C. C. C. C. C.

C.
C.

O.
O.

O.
O. O. O. O. O.

O.
O.

0.00

50.00

100.00

150.00

200.00

250.00

Peso de los componentes del precio 

Electrificadora del Caribe
Nivel de tensión 4



 
 

Componentes del costo unitario total de Electrificadora del Caribe - Nivel de 

tensión 4 

En el año 2000, la componente Generación (G) representó el 46,5% del precio de 

la electricidad para el usuario final regulado de Electrificadora del Caribe en este 

nivel de tensión, y la componente Otros representó un 19,7%; las componentes 

Transmisión (T), Comercialización (C) y Distribución en el nivel de tensión 4 

(D4) representaron un 11,3%, 14,6% y 7,8%, respectivamente. 

En el año 2009 la componente G sigue siendo la de mayor participación, con un 

55,3% (incrementando su valor con respecto al año 2000); sin embargo la 

componente la C ahora es la segunda en participación, con un 17,9%, 

desplazando a las componentes O, T y D4, ahora con un 7,8%, 10,4% y 8,6% de 

participación, respectivamente. 

Esta comparación revela un crecimiento de la participación de las componentes 

G, C y D4 de 8,8, 3,3 y 0,8 puntos porcentuales, mientras que las componentes O 

y T reducen su participación en 11,9 y 0,9 puntos, respectivamente. 

 

Distribución Electrificadora del Caribe – Nivel de tensión 4 

La tarifa de distribución para los usuarios finales regulados de Electrificadora del 

Caribe en el nivel de tensión 4 (D4) ha incrementado en términos reales 48,3% 

desde el año 2000 hasta el año 2009, al pasar de 13,30$/kWh a 19,73$/kWh, lo 

que significa un incremento anual real de 5,4% durante el periodo de análisis. El 

principal incremento se registra entre los años 2002 y 2003 (42,62%). Entre los 

años 2006 y 2007 se registró el principal decremento en este valor, de 6,87%. 

3.3.5 Electrificadora de Santander 

La Figura 3-43 presenta la evolución de los precios promedios de la electricidad 

para el usuario final regulado en cada uno de los niveles de tensión para la 

empresa Electrificadora de Santander. Los valores se encuentran expresados en 

unidades constantes tomando como referencia los precios de 2012 y 

considerando el IPC para Colombia. 

 



 
 

 
*Valores en pesos constantes a 2012 

Figura 3-43. Precio promedio por nivel de tensión – Electrificadora de 

Santander 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI 

Entre los años 2000 y 2010, el crecimiento real en las tarifas de Electrificadora de 

Santander para el usuario final ha sido de 21,77%, 29,25%, 34,17% y 38,24% para 

los niveles de tensión 1, 2, 3 y 4, respectivamente. De manera análoga, estos 

indicadores reflejan crecimientos anuales de 2,2%, 2,9%, 3,4% y 3,8% para los 

mismos niveles de tensión en su orden. 

 

La Figura 3-44 presenta la evolución de las componentes Generación (G), 

Comercialización (C) y Otros (O) en el precio de electricidad de Electrificadora 

de Santander para sus usuarios finales regulados. Los valores presentados 

permanecen iguales entre niveles de tensión, y se encuentran expresados en 

pesos constantes de 2012. 

 



 
 

 
*Valores en pesos constantes a 2012 

Figura 3-44. Evolución de las componentes G, C y O para Electrificadora de 

Santander 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI 

Generación Electrificadora de Santander  

En términos reales, el valor de generación promedio para Electrificadora de 

Santander ha aumentado 78% desde el 2000 hasta el 2010, pasando de 80,18 

$/kWh a 142,73 $/kWh; este aumento equivale a una variación promedio anual 

en el precio de generación para esta empresa de 7,8%.  

El valor promedio de esta componente experimentó incrementos entre los años 

2002 y 2004, seguido por una tendencia a la baja entre los años 2005 y 2007; 

posteriormente, se registraron nuevos incrementos sostenidos entre 2008 y 2010. 

Los principales incrementos se presentaron entre los años 2008 y 2009, cuando se 

registró un aumento en el precio de generación de 22,11%, y entre los años 2002 y 

2003, con un aumento de 15,26%. 

 

 



 
 

Nivel de tensión 1 – Electrificadora de Santander 

La Figura 3-45 presenta la evolución de los componentes del precio de la 

electricidad para el usuario final regulado en el nivel de tensión 1 de la empresa 

Electrificadora de Santander.  

 
*Valores en pesos constantes a 2012 

 

Figura 3-45. Componentes en el Nivel de Tensión 1 – Electrificadora de 

Santander 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI 

Componentes del costo unitario total de Electrificadora de Santander - Nivel 

de tensión 1 

En el año 2000, la componente Distribución para el nivel de tensión 1 (D1) 

representó un 47,5% del precio de la electricidad para el usuario final regulado 

de Electrificadora de Santander y la componente Generación (G) representó el 

26,9%, mientras que las componentes Otros (O), Transmisión (T) y 

Comercialización (C) representaron un 8,2%, 6,4% y 11,1%, respectivamente.  



 
 

Por su parte, en el año 2010, el 76% del precio de la electricidad se debe a las 

componentes G, que representa un 41,6%, y D1, que representa un 34,4%. El 24% 

restante corresponde a la componente C, que aporta un 11,5%, a O, que 

representa un 5,9% y a la componente T, con un 6,6% de participación en el 

precio final al usuario. 

Esta comparación revela un crecimiento de la participación de G de 14,7 puntos 

porcentuales. Por su parte, la componente D1 disminuyó en 13,1 puntos 

porcentuales su participación, y las demás componentes permanecieron 

relativamente constantes a lo largo del tiempo. 

Distribución Electrificadora de Santander – Nivel de tensión 1 

La tarifa de distribución (D1) ha disminuido en términos reales un 16,5% desde 

el año 2000 hasta el año 2010, al pasar de 141,46$/kWh a 118,06$/kWh, lo que 

representa una disminución anual real de 1,7%. Este valor ha experimentado 

aumentos y declives en los últimos doce años, siendo las principales variaciones 

las ocurridas entre los años 2002 y 2003 (15,37%) y 2003 y 2004 (11,78%). Sin 

embargo, a partir del 2005 la tendencia predominante ha sido a la baja. 

Nivel de tensión 2 – Electrificadora de Santander 

La Figura 3-46 presenta la evolución de los componentes del precio de la 

electricidad para el usuario final regulado en el nivel de tensión 2 de la empresa 

Electrificadora de Santander.  



 
 

 
*Valores en pesos constantes a 2012 

Figura 3-46. Componentes en el Nivel de Tensión 2 – Electrificadora de 

Santander 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI 

Componentes del costo unitario total de Electrificadora de Santander- Nivel de 

tensión 2 

En el año 2000, la componente Generación (G) representó el 35,5% del precio de 

la electricidad para el usuario final regulado de Electrificadora de Santander en 

este nivel de tensión, y la componente Distribución (D2) representó un 30,6%; las 

componentes Otros (O), Transmisión (T) y Comercialización (C) representaron 

un 10,8%, 8,5% y 14,6%, respectivamente. 

Por su parte, en el año 2010, el 75,4% del precio de la electricidad analizado se 

debe a las componentes G, que representa un 42,5%, y D2, que representa un 

32,9%. El 24,6% restante del precio de electricidad corresponde a la componente 

C, que aporta un 11,8%, la componente O, que representa un 6,1% y a la 

componente T, con un 6,7% de participación en el precio final al usuario en este 

nivel de tensión. 



 
 

Esta comparación revela un crecimiento de la participación de las componentes 

G y D2 de 7, 0 y 2,3 puntos porcentuales, y un decrecimiento en la participación 

de las componentes O, C y T de 4,7, 2,8 y 1,7 puntos porcentuales, 

respectivamente. 

Distribución Electrificadora de Santander– Nivel de tensión 2 

La tarifa de distribución (D2) se ha incrementado en términos reales 59,7% desde 

el año 2000 hasta el año 2010, al pasar de 69,15$/kWh a 110,41$/kWh, lo que 

equivale a un incremento anual real de 6% durante el periodo de análisis. Los 

principales incrementos se registraron entre los años 2002 y 2003 (33,86%), y 

entre los años 2003 y 2004 (37,88%). Entre los años 2006 y 2007 se registró el 

principal decremento en este valor, correspondiente a 5,13%. 

Nivel de tensión 3 – Electrificadora de Santander 

La Figura 3-47 presenta la evolución de los componentes del precio de la 

electricidad para el usuario final regulado en el nivel de tensión 3 de la empresa 

Electrificadora de Santander.  

 
*Valores en pesos constantes a 2012 

Figura 3-47. Componentes en el Nivel de Tensión 3 – Electrificadora de 

Santander 



 
 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI 

Componentes del costo unitario total de Electrificadora de Santander - Nivel 

de tensión 3 

En el año 2000, la componente Generación (G) representó el 41,3% del precio de 

la electricidad para el usuario final regulado en este nivel de tensión. La 

componente Distribución para el nivel de tensión 3 (D3) representó un 19,4%, 

mientras que las componentes Otros (O), Transmisión (T) y Comercialización (C) 

representaron un 12,5%, 9,8% y 17%, respectivamente. 

Por su parte, en el año 2010, el 53,3% del precio de la electricidad en el segmento 

estudiado se debe a la componente G; la componente D3 representa el 15,9%. 

Para este año, la componente C ahora representa el 14,8%, desplazando a las 

componentes O y T que cuentan con 7,6% y 8,4% de participación en el precio 

final al usuario del nivel de tensión 3, respectivamente. 

Esta comparación revela un crecimiento del aporte de la componente G de 12 

puntos porcentuales, y un decrecimiento en la participación de las componentes 

O, D3, C y T de 4,9, 3,5, 2,2 y 1,4 puntos porcentuales, respectivamente. 

 

Distribución Electrificadora de Santander – Nivel de tensión 3 

La tarifa de distribución (D3) ha incrementado en términos reales 13,2% desde el 

año 2000 hasta el año 2010, al pasar de 37,66$/kWh a 42,65$/kWh, lo que 

significa un incremento anual real de 1,3%. Los principales incrementos se 

registraron entre los años 2002 y 2003 (25,14%), y entre los años 2003 y 2004 

(10,7%). Entre los años 2006 y 2007 se registró el principal decremento en este 

valor, correspondiente a 6%. 

 

Nivel de tensión 4 – Electrificadora de Santander 

La Figura 3-48 presenta la evolución de los componentes del precio de la 

electricidad para el usuario final regulado en el nivel de tensión 4 de la empresa 

Electrificadora de Santander. 



 
 

  
*Valores en pesos constantes a 2012 

Figura 3-48. Componentes en el Nivel de Tensión 4 – Electrificadora de 

Santander 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI 

Componentes del costo unitario total de Electrificadora de Santander - Nivel 

de tensión 4 

En el año 2000, la componente Generación (G) representó el 46% del precio de la 

electricidad para el usuario final regulado de Electrificadora de Santander en este 

nivel de tensión, y la componente Otros (O) representó un 14%; las componentes 

Transmisión (T), Comercialización (C) y Distribución en el nivel de tensión 4 

(D4) representaron un 11%, 18,9% y 10,2%, respectivamente. 

En el año 2012 la componente G sigue siendo la de mayor participación en el 

precio de la electricidad ofrecido por Electrificadora de Santander para los 

usuarios finales regulados del nivel de tensión 4, con un 58,9% (aumentando la 

participación del año 2000); sin embargo la componente C ahora es la segunda en 

participación, con un 16,3%, desplazando a las componentes O, T y D4, ahora con 

un 8,4%, 9,3% y 7% de participación, respectivamente. 



 
 

Esta comparación revela un crecimiento de la participación de la componente G 

de 13,0 puntos porcentuales, y un decrecimiento en la participación de las 

componentes O, D4, C y T de 5,6, 3,2, 2,6 y 1,6 puntos, respectivamente.  

Distribución Electrificadora de Santander – Nivel de tensión 4 

La tarifa de distribución (D4) se ha reducido en términos reales 4,4% desde el año 

2000 hasta el año 2010, al pasar de 17,75$/kWh a 16,97$/kWh, lo que significa un 

incremento anual real de 0,4% durante los años analizados. Los principales 

incrementos se registraron entre los años 2002 y 2003 (21,16%), y entre los años 

2003 y 2004 (5,55%). Entre los años 2006 y 2007 se registró el principal 

decremento en este valor, de 7,9%. 

3.3.6 Empresa de Energía de Pereira 

La Figura 3-49 presenta la evolución de los precios promedios de la electricidad 

para el usuario final regulado en cada uno de los niveles de tensión para la 

Empresa de Energía de Pereira. Los valores se encuentran expresados en 

unidades constantes tomando como referencia los precios de 2012 y 

considerando el IPC para Colombia. 

 

 

 

 

 



 
 

 
*Valores en pesos constantes a 2012 

Figura 3-49. Precio promedio por nivel de tensión – Empresa de Energía de 

Pereira 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI 

Entre los años 2000 y 2011, el crecimiento real en las tarifas de Empresa de 

Energía de Pereira para el usuario final ha sido de 21,8%, 30,16%, 35,92% y 

40,87% en los niveles de tensión 1, 2, 3 y 4, respectivamente. De manera análoga, 

estos indicadores reflejan crecimientos anuales de 2%, 2,7%, 3,3% y 3,7% para los 

mismos niveles de tensión en su orden. 

La Figura 3-50 presenta la evolución de las componentes Generación (G), 

Comercialización (C) y Otros (O) en el precio de electricidad de la Empresa de 

Energía de Pereira para sus usuarios finales regulados. Los valores presentados 

permanecen iguales entre niveles de tensión, y se encuentran expresados en 

unidades constantes tomando como referencia los precios de 2012. 

 



 
 

 
*Valores en pesos constantes a 2012 

Figura 3-50. Evolución de las componentes G, C y O para Empresa de Energía 

de Pereira 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI 

Generación Empresa de Energía de Pereira  

En términos reales, el valor de generación promedio para Empresa de Energía de 

Pereira ha aumentado 81,3% desde el 2000 hasta el 2011, pasando de 75,88 

$/kWh a 137,59 $/kWh; esta variación equivale a un crecimiento promedio 

anual de 7,4%.  

El valor promedio de la componente G de Empresa de Energía de Pereira 

experimentó incrementos entre los años 2000 y 2003, seguido por disminuciones 

entre los años 2004 y 2006. Posteriormente, se registraron nuevos incrementos 

sostenidos entre 2007 y 2011. Vale la pena destacar las variaciones que se 

presentaron entre los años 2000 y 2001, cuando se registró un aumento en el 

precio de generación de 13,01%, y entre los años 2001 y 2002, cuando se dio un 

aumento de 23,62%. 

Comercialización Empresa de Energía de Pereira  



 
 

Desde el año 2000 hasta el 2011 el costo de comercialización promedio ha 

experimentado una reducción media de 30,3%, lo que equivale a un 

decrecimiento anual promedio del 2,8%. El mayor decrecimiento de la tarifa de 

comercialización se presentó entre 2006 y 2007 y fue de 73,24%. Cabe destacar 

que a pesar de lo anterior, a partir de 2007 esta variable ha mostrado ligeros 

crecimientos. 

Otros Empresa de Energía de Pereira 

El costo de las restricciones promedio presentó un decrecimiento total desde el 

año 2000 hasta el año 2011 de 7,2%, lo que significa una reducción promedio 

anual de 0,7%. Cabe destacar el decrecimiento continuo de esta variable entre 

2001 y 2005.  

Nivel de tensión 1 – Empresa de Energía de Pereira 

La Figura 3-51 presenta la evolución de los componentes del precio de la 

electricidad para el usuario final regulado en el nivel de tensión 1 de la Empresa 

de Energía de Pereira.  

 
*Valores en pesos constantes a 2012 

Figura 3-51. Componentes en el Nivel de Tensión 1 – Empresa de Energía de 

Pereira 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI 



 
 

 

 

 

Componentes del costo unitario total de Empresa de Energía de Pereira- Nivel 

de tensión 1 

En el año 2000, la componente Distribución (D1) para el nivel de tensión 1 

representó un 42,2% del precio de la electricidad para el usuario final regulado 

de Empresa de Energía de Pereira; la componente Generación (G) representó el 

32,5%, mientras que las componentes Otros (O), Transmisión (T) y 

Comercialización (C) representaron un 11,5%, 8,2% y 5,6%, respectivamente. 

Por su parte, en el año 2011, el 81,7% del precio de la electricidad ofrecido por 

Empresa de Energía de Pereira en el nivel de tensión 1 se debe a las componentes 

G, que representa un 44,9%, y D1, que representa un 36,8%. El 18,3% restante 

corresponde a la componente C, que aporta un 3%, a O, que representa un 8,1% y 

a la componente T, con un 7,2% de participación en el precio final al usuario. 

Esta comparación revela un crecimiento de la participación de G de 12,4 puntos 

porcentuales. Por su parte, el aporte de la componente D1 disminuyó en 5,4 

puntos porcentuales, y las demás componentes O, C y T disminuyeron un 3,4, 2,6 

y 1 puntos porcentuales, respectivamente. 

 

Distribución Empresa de Energía de Pereira – Nivel de tensión 1 

La tarifa de distribución (D1) ha aumentado en términos reales un 14,4% desde el 

año 2000 hasta el año 2011, al pasar de 98,42$/kWh a 112,64$/kWh, lo que 

equivale a un aumento anual real de 1,3%. Los principales aumentos han 

ocurrido entre los años 2002 y 2003 (14,34%) y 2005 y 2006 (21,85%). A partir del 

2006, sin embargo,  la tendencia predominante ha sido a la baja. 

Nivel de tensión 2 – Empresa de Energía de Pereira 

La Figura 3-52 presenta la evolución de los componentes del precio de la 

electricidad para el usuario final regulado en el nivel de tensión 2 de la Empresa 

de Energía de Pereira. 



 
 

 
*Valores en pesos constantes a 2012 

Figura 3-52. Componentes en el Nivel de Tensión 2 – Empresa de Energía de 

Pereira 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI 

Componentes del costo unitario total de Empresa de Energía de Pereira- Nivel 

de tensión 2 

En el año 2000, la componente Generación (G) representó el 43% del precio de la 

electricidad para el usuario final regulado de Empresa de Energía de Pereira en 

este nivel de tensión, y la componente Distribución (D2) representó un 23,5%. 

Las componentes Otros (O), Transmisión (T) y Comercialización (C), por su 

parte, representaron un 15,2%, 10,8% y 7,4%, respectivamente. 

Para el año 2011, el 80,9% del precio de la electricidad se debe a las componentes 

G, que representa un 46,7%, y D2, que representa un 34,2%. El 19,1% restante 

corresponde a la componente C, que aporta un 3,1%, a la componente O, que 

representa un 8,5% y a la componente T, con un 7,5% de participación en el 

precio final al usuario. 

Esta comparación revela un crecimiento de la participación de la componente D2 

de 10,8 puntos porcentuales y de la componente G de 3,7. La participación de las 



 
 

demás componentes O, C y T, por el contrario, se redujo en 6,8, 4,3, y 3,3 puntos 

porcentuales, respectivamente. 

Distribución Empresa de Energía de Pereira – Nivel de tensión 2 

La tarifa de distribución (D2) se ha incrementado en términos reales 143,9% 

desde el año 2000 hasta el año 2011, al pasar de 41,37$/kWh a 100,91$/kWh, lo 

que equivale a un incremento anual real de 13,1%. Los principales incrementos se 

registraron entre los años 2002 y 2003 (25,63%), y entre los años 2003 y 2004 

(46,29%).  

Nivel de tensión 3 – Empresa de Energía de Pereira 

La Figura 3-53 presenta la evolución de los componentes del precio de la 

electricidad para el usuario final regulado en el nivel de tensión 3 de la Empresa 

de Energía de Pereira.  

 
*Valores en pesos constantes a 2012 

Figura 3-53. Componentes en el Nivel de Tensión 3 – Empresa de Energía de 

Pereira 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI 

Componentes del costo unitario total de Empresa de Energía de Pereira - Nivel 

de tensión 3 

En el año 2000, la componente Generación (G) representó el 46,5% del precio de 

la electricidad para el usuario final en el segmento analizado, y la componente 

Distribución (D3) representó un 17,3%. Las componentes Otros (O), Transmisión 

(T) y Comercialización (C) representaron un 16,5%, 11,7% y 8%, respectivamente. 



 
 

Por su parte, en el año 2012, el 58,8% del precio de la electricidad en el nivel de 

tensión 3 se debe a la componente G; la componente D3 representa el 17,2%. Para 

este año, la componente C representa ahora el 3,9%, mientras que las 

componentes O y T tienen un aporte de 10,7% y 9,4%, respectivamente.  

La componente G incrementa su participación 12,3 puntos porcentuales, 

mientras que las demás componentes O, C, T y D3 disminuyen su participación, 

en 5,8, 4,1, 2,3 y 0,1 puntos porcentuales, respectivamente. 

Distribución Empresa de Energía de Pereira – Nivel de tensión 3 

La tarifa de distribución (D3) ha incrementado en términos reales 42,3% desde el 

año 2000 hasta el año 2011, al pasar de 28,24$/kWh a 40,19$/kWh, lo que 

equivale a un incremento anual real de 3,8%. Los principales incrementos se 

registraron entre los años 2002 y 2003 (21,69%), y entre los años 2003 y 2004 

(16,27%). Entre los años 2006 y 2007 se registró el principal decremento en este 

valor, de 3,64%. 

Nivel de tensión 4 – Empresa de Energía de Pereira 

La Figura 3-54 presenta la evolución de los componentes del precio de la 

electricidad para el usuario final regulado en el nivel de tensión 4 de la Empresa 

de Energía de Pereira. 

 

 



 
 

 
*Valores en pesos constantes a 2012 

Figura 3-54. Componentes en el Nivel de Tensión 4 – Empresa de Energía de 

Pereira 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI 

Componentes del costo unitario total de Empresa de Energía de Pereira - Nivel 

de tensión 4 

En el año 2000, la componente Generación (G) representó el 50% del precio de la 

electricidad para el usuario final regulado de Empresa de Energía de Pereira en 

este nivel de tensión, y la componente Otros (O) representó un 17,7%; las 

componentes Transmisión (T), Comercialización (C) y Distribución en el nivel de 

tensión 4 (D4) representaron un 12,6%, 8,6% y 11,1%, respectivamente. 

En el año 2011 la componente G sigue siendo la de mayor participación en el 

precio de la electricidad ofrecido por Empresa de Energía de Pereira al segmento 

analizado con un 65,1% (aumentando la participación del año 2000); la 

componente la C tuvo una participación de 4,3%, mientras que las componentes 

O, T y D4, tuvieron una contribución de 11,8%, 10,5% y 8,4%, respectivamente. 

Esta comparación revela un crecimiento de la componente G de 15,1 puntos 

porcentuales. Los demás componentes O, C, D4 y T, en cambio, disminuyen su 

participación en 5,9, 4,3, 2,7 y 2,1 puntos porcentuales, respectivamente. 



 
 

 

Distribución Empresa de Energía de Pereira – Nivel de tensión 4 

La tarifa de distribución (D4) ha incrementado en términos reales 4,9% desde el 

año 2000 hasta el año 2011, al pasar de 16,84$/kWh a 17,66$/kWh, lo que 

significa un incremento anual real de 0,4%. Los principales incrementos se 

registran entre los años 2002 y 2003 (19,13%), y entre los años 2003 y 2004 

(9,21%). 

3.4 Consideraciones sobre la información utilizada para los análisis del 

mercado regulado 

La información utilizada para la construcción y el análisis de la sección 3.1 

corresponde a la reportada por las fuentes oficiales: la Comisión de Regulación 

de Energía y Gas (CREG) para el período Enero 2000 – Enero 2008, y al Sistema 

Único de Información – SUI para el período Febrero de 2008 – Noviembre de 

2012. 

Algunas empresas, sin embargo, pusieron a disposición de este proyecto 

información propia para la realización del análisis anterior. Esta información fue 

comparada con la información oficial en términos de diferencias. Diferencias 

positivas indican que los valores suministrados por la empresa son superiores a 

los valores reportados en las fuentes oficiales; asimismo, diferencias negativas 

indican que los valores suministrados por la empresa son inferiores a los valores 

reportados en las fuentes oficiales. 

Téngase presente que, por la metodología empleada en este informe para el 

cálculo de la componente O, el comportamiento de ésta en el análisis 

comparativo de bases de datos, a partir del mes de febrero del año 2008, puede 

ser explicado a través del comportamiento en las componentes P y R. 

La Figura 3-57 presenta las diferencias porcentuales entre la información 

suministrada por la empresa Codensa y la información reportada en las fuentes 

oficiales para esta misma empresa, al respecto de cada una de las componentes 

mencionadas.  



 
 

 

 



 
 

 

 



 
 

 

 



 
 

 

 
*Valores en pesos corrientes 

 

Figura 3-55. Diferencias porcentuales Codensa 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI, y de base de datos 

suministrada por la empresa. 



 
 

Las componentes G, T, C y R de Codensa presentan un comportamiento similar 

en las dos bases de datos analizadas, con diferencias despreciables entre ellas en 

algunos casos puntuales. La componente C presenta diferencias a partir del año 

2010 que no superan el 5%, siendo inferior la reportada por la empresa.  

Las principales diferencias se presentan en la componente D a partir del año 2008 

para los primeros niveles de tensión (si bien antes de dicho año se observan 

algunas discrepancias en datos puntuales). En particular, la Figura 3-56 presenta 

la serie de la componente D reportada por las fuentes oficiales, y la serie de la 

componente D reportada por Codensa (incluyendo ADD), para todos los niveles 

de tensión. 

 



 
 

 
*Valores en pesos corrientes 

Figura 3-56. Componente D para Codensa – series oficiales y empresa 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI, y de base de datos 

suministrada por la empresa. 

 Si se considera el efecto de la introducción de las Áreas de Distribución - ADD 

dentro de la metodología para la remuneración de la actividad de distribución de 

energía eléctrica, la componente D reportada por la empresa respecto a la 

reportada por la fuente oficial es, en promedio, un 26.1% superior para el nivel 

de tensión 1, un 8% para el nivel de tensión 2, 3.7% para el nivel de tensión 3 y 

un 0.3% para el nivel de tensión 4. Al suprimir el efecto de la introducción de las 

ADD y considerar únicamente la ―D propia‖ de la empresa, este valor es del 

10.9% para el nivel de tensión 1, 1.8% para el nivel de tensión 2, 2.2% para el 

nivel de tensión 3 y 0.2% para el nivel de tensión 4. 

Esta diferencia porcentual es creciente en el tiempo desde febrero del 2008, 

pasando de 5.3% y 0.8% (promedio de los 6 primeros meses) a 39.1% y 15.6% 

(promedio de los últimos 6 meses) para los niveles de tensión 1 y 2, 

respectivamente.  

La Figura 3-57 presenta las diferencias porcentuales entre la información 

suministrada por la empresa Emcali y la información reportada en las fuentes 

oficiales para esta misma empresa, al respecto de cada una de las componentes 

mencionadas. Debe mencionarse que el análisis para las componentes D y P del 



 
 

nivel de tensión 4 no pudo realizarse debido a que la empresa no suministró la 

información necesaria para ello. 

 

 



 
 

 

 



 
 

 

 



 
 

 
*Valores en pesos corrientes 

Figura 3-57. Diferencias porcentuales Emcali 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI, y de base de datos 

suministrada por la empresa. 

Se observa que, salvo casos puntuales que posiblemente correspondan a un error 

no sistemático de digitación, las componentes G, T, R y P son similares en las dos 

bases de datos analizadas. La componente C reportada por la empresa es un 17% 

respecto a la información contenida en la fuente oficial durante el año 2007, y 

alrededor de 2.5% superior a partir del año 2008. 

Como en el caso de Codensa, las principales diferencias se presentan en la 

componente D, para todos los niveles de tensión. La Figura 3-58 presenta la serie 

de la componente D reportada por las fuentes oficiales, y la serie de la 

componente D reportada por Emcali (incluyendo ADD), para los niveles de 

tensión 1, 2 y 3. 

 

 

 

 

 



 
 

 

 
*Valores en pesos corrientes 

Figura 3-58. Componente D para Emcali – series oficiales y empresa 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI, y de base de datos 

suministrada por la empresa. 

Considerando el efecto de la introducción de las Áreas de Distribución - ADD 

dentro de la metodología para la remuneración de la actividad de distribución de 

energía eléctrica, la componente D reportada por la empresa respecto a la 

reportada por la fuente oficial es, en promedio, un 33% superior para el nivel de 

tensión 1, un 20% para el nivel de tensión 2 y un 18.2% para el nivel de tensión 3. 

Esta diferencia porcentual es creciente en el tiempo desde febrero del 2008 para 

todos los niveles de tensión, pasando de 4.3%, 0.3% y 0.4% (promedio de los 6 

primeros meses) a 70.5%, 52.3% y 26.9% (promedio de los últimos 6 meses), para 

los niveles de tensión 1, 2 y 3, respectivamente.  



 
 

De igual manera, al suprimir el efecto de la introducción de las ADD y 

considerar únicamente la ―D propia‖ de la empresa, este valor es del 10.8% para 

el nivel de tensión 1, 1% para el nivel de tensión 2 y 1.8% para el nivel de tensión 

3. 

La Figura 3-57 presenta las diferencias porcentuales entre la información 

suministrada por la empresa EPM y la información reportada en las fuentes 

oficiales para esta misma empresa, al respecto de cada una de las componentes 

mencionadas. 

Debe mencionarse que la empresa reportó valores solamente desde el mes de 

diciembre del año 2004; sin embargo, fue posible recurrir a valores desde el año 

2002 usando para ello información suministrada por la empresa para otros 

estudios. Asimismo, la empresa reportó el valor de la componente D 

considerando el efecto de las ADD únicamente a partir del mes de mayo de 2012, 

y no reportó pérdidas para los niveles de tensión 2, 3 y 4 en ninguno de los meses 

considerados en el análisis. 



 
 



 
 

 



 
 

 
*Valores en pesos corrientes 

Figura 3-59. Diferencias porcentuales EPM 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI, y de base de datos 

suministrada por la empresa. 

Se observa que, salvo casos puntuales que posiblemente correspondan a un error 

no sistemático de digitación, las componentes T y R son similares en las dos 

bases de datos analizadas. La componente G reportada por la empresa es hasta 

un 13% más alta que la reportada en las fuentes oficiales para el año 2010, y hasta 

un 5% más baja que la reportada en las fuentes oficiales en el período 2001 – 

2002. La componente C reportada por la empresa parece tener un dato erróneo 

(un 85% superior al reportado en las fuentes oficiales) en el año 2007, momento a 

partir del cual el valor de la componente reportado por la empresa es alrededor 

de un 20% inferior al reportado en las fuentes oficiales. 

Como en los casos anteriores, las principales diferencias se presentan en la 

componente D, para todos los niveles de tensión. La Figura 3-60 presenta la serie 

de la componente D reportada por las fuentes oficiales, y la serie de la 

componente D reportada por EPM (incluyendo ADD, desde la fecha de inicio del 

reporte de este valor), para todos los niveles de tensión. 



 
 

 

 
*Valores en pesos corrientes 

Figura 3-60. Componente D para EPM– series oficiales y empresa 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI, y de base de datos 

suministrada por la empresa. 

Considerando el efecto de la introducción de las Áreas de Distribución - ADD 

dentro de la metodología para la remuneración de la actividad de distribución de 



 
 

energía eléctrica, la componente D reportada por la empresa respecto a la 

reportada por la fuente oficial es, en promedio, un 35% superior para el nivel de 

tensión 1 y un 10% para el nivel de tensión 2; las diferencias son poco 

significativas para los niveles de tensión 3 y 4, salvo datos aislados. 

De igual manera, al suprimir el efecto de la introducción de las ADD y 

considerar únicamente la ―D propia‖ de la empresa, este valor es del 15% para el 

nivel de tensión 1; los niveles de tensión 2, 3 y 4 presentan valores por encima y 

por debajo de los reportados por las fuentes oficiales en los mismos períodos de 

tiempo entre ellas (reflejando un posible error sistemático), no superiores al 10%. 

La Tabla 3-4 presenta la diferencia porcentual de la componente reportada por la 

empresa al respecto de la componente reportada por la fuente oficial, como un 

promedio durante todo el período de análisis, para Emcali y Codensa (salvo para 

el caso de las componentes P y R que, por su naturaleza, solamente se consideran 

a partir de febrero de 2008). 

Tabla 3-4. Diferencias porcentuales bases de datos mercado regulado 

 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI, y de base de datos 

suministrada por la empresa. 

La componente C de EPM es la que reporta mayor diferencia (negativa) entre los 

valores suministrados por la empresa y por las fuentes oficiales, indicando que la 

información reportada por la empresa se encuentra un 7.6% por debajo de la 

información reportada en las fuentes oficiales. 

Codensa Emcali EPM

G 0.0% 5.8% 0.2%

T 0.0% 0.1% -0.1%

O 6.0% 5.1% 40.2%

C -0.2% 1.9% -7.6%

D sin ADD 1 4.3% 10.8% 4.8%

D sin ADD 2 0.9% 0.4% -0.3%

D sin ADD 3 0.4% 0.2% -1.2%

D sin ADD 4 -0.4% NA -0.6%

D con ADD 1 10.0% 10.7% 2.5%

D con ADD 2 3.3% 6.4% 0.6%

D con ADD 3 1.0% 5.5% -0.4%

D con ADD 4 -0.3% NA -0.5%

R 0.0% 20.5% 2.0%

P1 18.5% 9.7% 227.3%

P2 124.0% 10.2% NA

P3 43.0% 10.7% NA

P4 133.3% NA NA



 
 

Las demás diferencias negativas (valga recalcar, que indican que los valores 

suministrados por la empresa se encuentran por debajo de los valores 

suministrados por las fuentes oficiales) son despreciables para todas las 

empresas (valores inferiores al 1%). En promedio, las diferencias negativas son 

del -0.2%. 

Por el contrario, la información suministrada por las empresas de manera directa 

es, en la gran mayoría de los casos, superior a la reportada por las fuentes 

oficiales, especialmente en las componentes P y D. En promedio, las diferencias 

positivas (valga recalcar, que indican que los valores suministrados por la 

empresa se encuentran por encima de los valores suministrados por las fuentes 

oficiales) son del 16%. 

En este orden de ideas, la información reportada por las empresas refuerza el 

análisis previamente realizado al respecto del incremento sostenido en las 

componentes asociadas con el precio de la electricidad para el mercado regulado 

del país. La inclusión de esta información en los análisis ya adelantados agudiza 

las conclusiones arrojadas por el estudio de las bases de datos oficiales. 

3.5 CU mercado regulado 

Con lo expuesto hasta ahora y, teniendo en cuenta las posibles fuentes de 

información y el nivel de desagregación al que estas permiten llegar, para todos 

los análisis posteriores, el costo unitario del mercado regulado es el que se 

presenta en la Tabla 3-5, discriminado por componentes y haciendo explícitos los 

impuestos. Esta tarifa corresponde al primer nivel de tensión que agrupa a la 

mayoría de usuarios residenciales, y fue construida a partir de información 

suministrada por ASOCODIS. Se obtiene como el promedio ponderado de las 4 

grandes empresas que atienden aproximadamente el 70% de la demanda del 

país, EPM, CODENSA, EMCALI y ELECTRICARIBE.  

Para el cálculo de los impuestos, se incluyeron el FAER, PRONE Y FAZNI en los 

componentes de generación y transmisión a partir de información suministrada 

por XM. Adicionalmente, se tuvieron en cuenta las tasas ambientales que gravan 

con un 6% y 4% la producción hidroeléctrica y térmica respectivamente. Para 

descontar este impuesto del componente de generación las tasas establecidas se 

ponderaron por la energía generada por cada una de esas fuentes en el período 

de estudio.  

 



 
 

Tabla 3-5. Costo unitario regulado ($/KWh) 

 

Como se observa en la Tabla 3-5, entre 2008 y 2012 el costo unitario promedio 

ponderado de los 4 mercados principales de Colombia, sin tener en cuenta las 

ADD, se incrementó en 23%. El componente de generación lo hizo en 35%; el de 

distribución (sin ADD) en 14%; el de pérdidas, 26%; restricciones, 75% y 

comercialización, 15%. Por su lado el costo de transmisión se mantuvo 

relativamente constante.  

 

Figura 3-61. Composición porcentual del costo unitario regulado 

Fuente: Cálculo de los autores a partir de información suministrada por ASOCODIS 

Componentes 2008 2009 2010 2011 2012

CU  con ADD 281 322 333 332 353

CU sin ADD 277 319 326 322 340

Generación 98 124 129 124 132

Transmisión 22 23 22 21 21

Pérdidas Reconocidas 20 25 26 24 25

Distribución sin ADD 100 108 107 109 114

Distribución con ADD 103 111 115 120 127

Comercialización 30 33 32 31 34

Restricciones 8 5 9 12 13

Impuesto sobre G 6 7 7 8 8

Impuesto sobre T 2 2 2 2 2

Total impuestos 8 9 9 10 10

Costo Unitario Regulado ($/kWh)

Fuente: Cálculos ASOCODIS - 4 empresas: EPM, CODENSA, EMCALI, ELECTRICARIBE

Promedio ponderado anual - 4 empresas grandes. Pesos constantes 2012



 
 

La Figura 3-61 muestra la composición porcentual del costo unitario regulado. En 

esta se observa un aumento de 3,5 puntos porcentuales en la componente de 

generación así como una disminución de 2,6 y 1,7 puntos porcentuales en 

distribución y transmisión respectivamente.  

  

3.6 Componentes del precio para los usuarios no regulados 

La Figura 3-62 presenta la evolución del precio promedio de la electricidad para 

el usuario no regulado en cada uno de los niveles de tensión, tomando como 

fuente la información disponible en los informes de la Resolución CREG 135, 

elaborados por XM. Esta información agrega todas las componentes del precio, 

valga mencionar, G, T, D, C y O (ó R + P, a partir del año 2008); es decir, 

corresponde al precio que percibe el usuario no regulado por la electricidad 

consumida. 

Los valores se encuentran expresados en unidades constantes tomando como 

referencia los precios de 2012 y considerando el IPC para Colombia. 

 
*Valores en pesos constantes a 2012 

Valores hallados con el promedio ponderado del consumo de electricidad de cada uno de los 

registros de la base de datos, en cada mes y por nivel de tensión. 

Figura 3-62. Precio de la electricidad para el mercado no regulado 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en XM (para el mercado regulado) y 

reportados por los industriales (para el mercado no regulado)  

El comportamiento de los precios de la electricidad en el mercado no regulado es 

similar al comportamiento de los precios para el mercado regulado, confirmando 

los resultados previamente hallados. Como sucede con el mercado regulado, 



 
 

después del año 2003 los precios se ubican en una franja estable hasta el año 

2008, año en el cual se observa un punto de quiebre; a partir de este punto, los 

precios reflejan una tendencia a la alza y se hacen más volátiles. Debido a que la 

información suministrada por XM para el análisis del mercado no regulado parte 

del año 2003, no es posible observar el comportamiento del precio de la 

electricidad antes de este año, de manera que no se hace evidente el aumento en 

los precios ocurrido en el período 2002-2003, como sucede con el mercado 

regulado. 

Para el mercado no regulado, se observa en todos los niveles de tensión una 

disminución en el precio final de la electricidad durante el año 2012; esta 

disminución puede deberse a la implementación de la Ley 1430 de 2010, que 

eliminó la contribución de solidaridad (20% sobre el precio final de la 

electricidad) para los usuarios industriales a partir del año 2012 (Congreso de 

Colombia, 2010).  

La tendencia en el tiempo del precio de la electricidad para el usuario no 

regulado en Colombia ha sido creciente durante los años 2000 – 2012. La Figura 

3-63 presenta dicha tendencia por nivel de tensión. 

 



 
 

 
*Valores en pesos constantes a 2012 

Valores hallados a través del promedio ponderado del consumo de electricidad de cada uno de 

los registros de la base de datos, en cada mes y por nivel de tensión. 

Figura 3-63. Tendencia del precio de la electricidad en el mercado no regulado 

por nivel de tensión 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en XM  

El precio de la electricidad para el mercado regulado aumentó entre los años 

2003 y 2012 un 6,6% para el nivel de tensión 1, 11.3% para el nivel de tensión 2, 

7.5% para el nivel de tensión 3 y 2.5% para el nivel de tensión 4, reflejando 

incrementos anuales reales de 0,7%, 1,1%, 0,8% y 0,3% para cada uno de los 

niveles de tensión, respectivamente. 

Téngase presente que en el nivel de tensión 1 el mercado es primordialmente 

regulado, y que los niveles de tensión 2 y 3 cobijan al 91% de los usuarios no 

regulados y más del 60% de la demanda del mercado no regulado. 

En función de la participación de cada nivel de tensión en la demanda de 

electricidad del mercado no regulado, el comportamiento del precio total para 

este mercado se presenta en la Figura 3-64. 



 
 

 
*Valores en pesos constantes a 2012 

Valores hallados a través del promedio ponderado del consumo de electricidad de cada uno de 

los registros de la base de datos, en cada mes y por nivel de tensión. 

Figura 3-64. Precio de la electricidad en el mercado no regulado 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en XM  

Como se indicó previamente, entre los años 2003 y 2008 los precios se ubican en 

una franja estable; a partir del año 2008 los precios reflejan una tendencia a la 

alza y una mayor volatilidad.  

Tomando como referencia el dato reportado por la base de datos de XM en cada 

registro correspondiente al mercado no regulado, fue posible hallar el valor de 

las componentes G + C de dicha base de datos sustrayendo del precio total el 

valor de las componentes T, D, O (antes de febrero de 2008), y P y R (después de 

enero de 2008). 

La Figura 3-65 presenta el valor de las componentes G y C en conjunto para cada 

nivel de tensión. Téngase presente que dada la naturaleza de la información 

reportada por XM, no es posible analizar las componentes G y C de manera 

separada. 



 
 

 
*Valores en pesos constantes a 2012 

Valores hallados a través del promedio ponderado del consumo de electricidad de cada uno de 

los registros de la base de datos, en cada mes y por nivel de tensión. 

Figura 3-65. Componentes G y C del mercado no regulado, por nivel de 

tensión. 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en XM 

El comportamiento de las componentes G + C para el mercado no regulado se 

observa relativamente estable en el período 2003 – 2007, y presenta una tendencia 

a la alza a partir del año 2008 para todos los niveles de tensión, siendo esta 

dinámica más predominante para el nivel de tensión 1. 

En función de la participación de cada nivel de tensión en la demanda de 

electricidad del mercado no regulado, el comportamiento de las componente G + 

C agregado ponderado se presenta en la Figura 3-66. 



 
 

 
*Valores en pesos constantes a 2012 

Valores hallados a través del promedio ponderado del consumo de electricidad de cada uno de 

los registros de la base de datos, en cada mes y por nivel de tensión, y posteriormente agregados 

en función de la participación de cada nivel de tensión en la demanda total del mercado no 

regulado. 

Figura 3-66. Componentes G y C del mercado no regulado 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en XM 

Aún con una volatilidad mayor, el comportamiento en términos agregados es 

similar al descrito para los niveles de tensión. Es notorio el incremento de estas 

dos componentes en el período 2008 – 2011, el cual fue alrededor del 26%, en 

promedio, respecto a los valores en período 2003 – 2007. En el año 2012 se 

observa la disminución posiblemente atribuible al no cobro de la contribución de 

solidaridad. 

Con el fin de validar la información obtenida a través del análisis de la base de 

datos de XM, 8 empresas grandes consumidoras de electricidad (cada una con un 

consumo mensual promedio de 3.04 GWh) pusieron a disposición de este 

proyecto sus precios de electricidad negociados en contratos para el período 2002 

– 2012, discriminando las componentes G y C (téngase presente que el valor de 

las componentes T y D es el mismo para el mercado regulado y para el mercado 

no regulado). La Figura 3-67 presenta las componentes G y C para estas 8 

empresas. 

 



 
 

 
*Valores en pesos constantes a 2012 

Considera 8 empresas, cada una con un consumo mensual promedio de 3.04 GWh 

Figura 3-67. Componentes G + C del mercado no regulado – muestra 

industriales 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles reportados por los industriales 

De acuerdo con esta información, el crecimiento en las componentes G y C para 

esta muestra de empresas es del 47.1% durante el período 2002-2012, reflejando 

un incremento anual real del 4.7%. Dado que esta serie parte del año 2002, es 

posible observar en ella el incremento en los precios de la componente G 

ocurrido en el año 2003; este incremento estuvo seguido por 5 años de relativa 

estabilidad hasta el año 2008, cuando se presentan nuevos incrementos en esta 

variable. 

Las componentes G y C se presentan de manera separada en la Figura 3-68. 

 
*Valores en pesos constantes a 2012 

Considera 8 empresas, cada una con un consumo mensual promedio de 3.04 GWh 



 
 

Figura 3-68. Componentes G y C del mercado no regulado – muestra 

industriales 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles reportados por los industriales 

 

Hay variaciones apreciables en el comportamiento de la componente C hasta 

finales de 2009, año a partir del cual empieza a mostrar valores más estables.  

La Figura 3-69 presenta la evolución de las componentes G + C del mercado no 

regulado, en comparación con la evolución de las mismas componentes para el 

mercado regulado. 

 
*Valores en pesos constantes a 2012 

El mercado regulado considera un promedio ponderado por las 6 empresas incluidas en el 

análisis 

El mercado no regulado considera 8 empresas, cada una con un consumo mensual promedio de 

3.4 GWh 

Figura 3-69. Componentes G + C del mercado regulado y mercado no 

regulado– muestra industriales 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en XM (para el mercado regulado) y 

reportados por los industriales (para el mercado no regulado) 

En promedio, los valores de las componentes G+C para el mercado no regulado 

han oscilado alrededor del 80% de los valores reportados para el mercado 

regulado. Esta proporción se ha mantenido relativamente constante a lo largo del 

tiempo, aunque a partir del año 2010 se presenta un estrechamiento en la brecha 

entre ambas series, es decir, un acercamiento del valor de las componentes G + C 



 
 

de ambos mercados. De cualquier forma, ambas series presentan tendencias 

similares durante todo el período de análisis, lo cual va en línea con los hallazgos 

previamente encontrados para el mercado regulado. 

De manera separada, la Figura 3-70 presenta la evolución de las componentes G 

y C del mercado no regulado, en comparación con la evolución de las mismas 

componentes para el mercado regulado. 

 
*Valores en pesos constantes a 2012 

El mercado regulado considera un promedio ponderado por las 6 empresas incluidas en el 

análisis 

El mercado no regulado considera 8 empresas, cada una con un consumo mensual promedio de 

3.4 GWh 

Figura 3-70. Componentes G y C del mercado regulado y mercado no 

regulado– muestra industriales 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en XM (para el mercado regulado) y 

reportados por los industriales (para el mercado no regulado) 

 

El comportamiento de ambas series en el mercado regulado es similar al 

comportamiento que siguen las mismas en el mercado regulado. Es de resaltar 

que a partir del año 2010, la componente G del mercado regulado ha oscilado 

alrededor de la componente para el mercado no regulado, mientras que la brecha 

en la componente C se ha mantenido a lo largo del tiempo. 

Dadas las dificultades de acceso a la información que presenta el segmento de los 

usuarios no regulados, es necesario realizar análisis redundantes con diferentes 

bases de datos que validen las conclusiones derivadas. 

En este sentido, la Asociación Colombiana de Generadores de Energía Eléctrica – 

ACOLGÉN, puso a disposición de este proyecto una serie con los valores de las 

componentes G+C que las empresas generadoras - comercializadoras de 

electricidad transan en sus contratos. Esta información se encuentra en formato 

anual a partir del año 2001 y hasta el año 2012 y, de acuerdo con las 



 
 

especificaciones suministradas por ACOLGEN, ha sido ponderada en función de 

la electricidad negociada en cada contrato. La Figura 3-71 presenta las 

componentes G + C suministradas por ACOLGÉN. 

 

 
*Valores en pesos constantes a 2012 

Figura 3-71. Componentes G y C del mercado regulado y mercado no 

regulado– ACOLGÉN 

Fuente: elaboración propia, a partir de información suministrada por ACOLGÉN 

De acuerdo con esta información, el crecimiento total de las componentes G + C 

para el mercado no regulado ha sido del 49.5% entre los años 2001 y 2012, 

reflejando un incremento anual del 4.5%.  

Asimismo, la Asociación Nacional de Industriales – ANDI, puso a disposición de 

este proyecto los resultados consolidados de una encuesta aplicada a 60 

industriales dentro de sus bases de datos, quienes voluntariamente 

proporcionaron información sobre los precios de electricidad  negociados en sus 

contratos desde el año 2010. La Figura 3-74  presenta dichos precios de acuerdo 

con esta información. 

 

 

 



 
 

 
*Valores en pesos constantes a 2012 

Figura 3-72. Precio por nivel de tensión para muestra de 60 industriales de la 

Asociación Nacional de Industriales – ANDI. 

Fuente: información suministrada por la ANDI, procesamiento interno para deflactar los datos 

tomando como referencia los precios de 2012 y considerando el IPC para Colombia. 

De acuerdo con esta información, el crecimiento total del precio de la electricidad 

para los industriales ha sido del 16.1% entre los años 2001 y 2012 para el nivel de 

tensión 2, 24.3% para el nivel de tensión 3 y 2.3% para el nivel de tensión 4, 

reflejando un incremento anual del 1.5%, 2.2% y 0.2%, respectivamente. 

Sin discriminar por nivel de tensión, la Figura 3-73 presenta el precio de la 

electricidad para la muestra de 60 industriales proporcionada por la Asociación 

Nacional de Industriales – ANDI. 

 

 



 
 

 
*Valores en pesos constantes a 2012 

Figura 3-73. Precio para muestra de 60 industriales de la Asociación Nacional 

de Industriales – ANDI. 

Fuente: información suministrada por la ANDI. 

De acuerdo con esta información, el precio total real de la electricidad ha 

incrementado para los usuarios industriales 26.2% entre los años 2001 y 2012, es 

decir, 2.4% anual. 

La Figura 3-74  presenta las componentes G+C de acuerdo con las tres diferentes 

fuentes de información consideradas en este análisis. 

 

 

 

 



 
 

 
 

*A la serie de XM se le descontó el margen de contribución pagado por los usuarios industriales 

entre los años 2000 y 2011 

*Valores en pesos constantes a 2012 

Figura 3-74. Componentes G + C del mercado no regulado – XM, industriales y 

ACOLGÉN 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en XM, reportados por los industriales y 

suministrada por ACOLGÉN. 

La información suministrada por las diferentes fuentes es relativamente 

consistente en términos de valores y comportamiento, corroborando los 

hallazgos reportados. Los valores reportados por XM pueden ser ligeramente 

superiores a los valores reportados por las demás fuentes, en tanto que XM 

considera el universo de usuarios no regulados, incluyendo aquellos con pocas 

capacidades de negociación en los contratos. 

3.7 CU mercado no regulado 

Con lo expuesto hasta ahora sobre los componentes del precio de la electricidad 

en Colombia y su evolución reciente, teniendo en cuenta las posibles fuentes de 

información y el nivel de desagregación al que estas permiten llegar, es posible 

definir la tarifa que se empleará para efectos de la comparación con los países de 

la muestra que se precisarán en el entregable 3. 

Para el caso del usuario industrial, se utilizará información proporcionada por 

ACOLGEN para los componentes de Generación y Comercialización. Los demás 

cargos de la tarifa son suministrados por ASOCODIS.  



 
 

En el análisis de las tarifas percibidas por los industriales del país,  se 

discriminará el costo unitario en los 4 niveles de tensión y los usuarios 

directamente conectados al STN. Vale la pena aclarar, que si bien los niveles de 

tensión 1 y 2 están compuestos en su mayoría por usuarios residenciales, 

también está presente pequeña y mediana industria. Datos del Ministerio de 

Comercio, Industria y Turismo para 2009 reportan que el 99% de las empresas 

pertenecen a estas dos categorías y representan alrededor del 45% del PIB 

nacional. 

Tabla 3-6. CU por nivel de tensión 2012, mercado no regulado. $/KWh 

 

Tabla 3-7. Composición porcentual del costo unitario no regulado 

 

Fuente: Cálculos propios en base a información suministrada por ACOLGEN y ASOCODIS. 

El componente de generación representa entre el 49% y el 77%  del costo unitario 

que percibe el industrial colombiano y es creciente con el nivel de tensión. Le 

sigue en importancia el componente de distribución, particularmente para los 

Componentes Nivel 1 Nivel 2 Nivel 3 Nivel 4 STN Promedio*

CU con impuestos 340 252 197 170 162 198

CU sin impuestos 330 242 187 160 152

Generación + comercialización 166 125 117 117 125

Transmisión 21 21 19 19 21

Distribución sin ADD 114 85 42 17 -

Pérdidas reconocidas 25 8 7 4 3

Restricciones 13 13 13 13 13

Impuesto sobre G 8 8 8 8 8

Impuesto sobre T 2 2 2 2 2

Total impuestos 10 10 10 10 10

CU por nivel de tensión 2012, mercado no regulado. $/KWh

Fuente: Cálculos propios con base a información de ASOCODIS. * Promedio ponderado por nivel de tensión.



 
 

niveles de tensión 1 y 2 donde representa el 34% del costo unitario.  En el nivel 

de tensión 3 comprende el 21% y en el 4 un 10%. El valor de las restricciones es 

estable, siendo mayor para los usuarios conectados directamente al STN, y el de 

pérdidas es menor a medida que avanzamos en nivel de tensión. 

4 OTROS INDICADORES 

Esta sección explora la evolución de los indicadores relacionados con la calidad 

en la prestación del servicio de electricidad. 

El Reglamento de Distribución (Resolución CREG 070 de 1998, Comisión de 

Regulación de Energía y Gas - CREG, 1998b), definió dos indicadores de calidad 

en la prestación del servicio de electricidad por parte de los Operadores de red: 

Frecuencia Equivalente de las Interrupciones del Servicio (FES) y Duración 

Equivalente de las Interrupciones del Servicio (DES). Estos indicadores de 

discontinuidad se establecieron en función de grupos de calidad, los cuales se 

definieron de la siguiente manera (Resolución CREG 089 de 1999, (Comisión de 

Regulación de Energía y Gas - CREG, 1999): 

Grupo de calidad 1: Cabeceras municipales con una población superior o 

igual a 100.000 habitantes. 

Grupo de calidad 2: Cabeceras municipales con una población menor a 

100.000 habitantes y superior o igual a 50.000 habitantes 

Grupo de calidad 3: Cabeceras municipales con una población inferior a 

50.000 habitantes 

Grupo de calidad 4: Zonas fuera del área urbana del respectivo municipio o 

distrito. 

La Resolución 097 de 2008 modificó el cálculo de los indicadores FES y DES, 

reemplazándolos por el indicador ITAD (Índice Trimestral Agrupado de la 

Discontinuidad), que se calcula según un promedio entre la energía que dejaron 

de consumir los usuarios por las interrupciones del servicio (ENS: energía no 

Suministrada) respecto a la energía que consumieron los usuarios del operador 

de red respectivo en el trimestre (ES: Energía Suministrada). 

La transición en la medición de la calidad de los indicadores FES y DES al nuevo 

indicador ITAD está aún en curso, y las empresas aún no reportan dicho 

indicador. Por lo tanto, los análisis al respecto de la evolución de la calidad en el 



 
 

suministro eléctrico en el país se encuentran limitados por la no disponibilidad 

de información a partir del año 2011 (inclusive). 

De esta manera, y con el fin de realizar un análisis histórico, los datos 

presentados abarcan la evolución de los indicadores FES y DES desde el año 2003 

hasta el año 2010, dado que son estos indicadores los que cubren la mayor parte 

del período de análisis. Por esta razón, el signo de interrogación en las gráficas 

indica que no hay información consistente de estos indicadores para dichos años. 

 

Frecuencia de Interrupciones 

El indicador FES es una medida de confiabilidad de un agente distribuidor al 

respecto del número de interrupciones que presenta un circuito durante doce 

meses. 

La Figura 4-1 presenta la evolución en el indicador FES para el grupo de calidad 

1, desde el año 2003 hasta el año 2010, para las 6 empresas consideradas en el 

análisis.  

 

Figura 4-1. Evolución del indicador FES – Grupo de calidad 1  

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en SUI 

En el grupo de calidad 1, sobresalen las empresas Electrificadora del Caribe y 

Codensa por ser las que presentan un mayor número de interrupciones en todos 

los años en consideración, mientras que Empresa de Energía de Pereira, EPM y 

Emcali tienen los niveles más bajos en número de interrupciones. 



 
 

No se observa una tendencia clara en el número de interrupciones para las 

empresas durante los años 2003 - 2010, salvo para Codensa, que tiene una 

tendencia decreciente. Empresa de Energía de Pereira, EPM y Empresas 

Municipales de Cali han permanecido relativamente constantes en este indicador 

desde el año 2006, mientras que Electrificadora del Caribe presentó un 

comportamiento decreciente hasta el año 2007, y en los años 2008 y 2009 

incrementó el número de interrupciones para el grupo de calidad 1 hasta niveles 

similares a los registrados en el año 2003 (lo anterior causó un aumento el 

indicador de 65.3% en el año 2008). 

La Figura 4-2 presenta la evolución en el indicador FES para el grupo de calidad 

2, desde el año 2003 hasta el año 2010, para las 6 empresas consideradas en el 

análisis.  

 

Figura 4-2. Evolución del indicador FES – Grupo de calidad 2 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en SUI 

En el grupo de calidad 2, sobresale la empresa Electrificadora del Caribe por ser 

la que presenta un mayor número de interrupciones en todos los años en 

consideración, mientras las demás empresas mantienen el indicador en niveles 

similares entre sí. El número de interrupciones anuales promedio de 

Electrificadora del Caribe es 5.4 veces superior al promedio para el resto de 

empresas en consideración. 

Tal como en el grupo de calidad 2, no se observa tendencia clara en el número de 

interrupciones para las empresas durante los años 2000 – 2010, a excepción de la 



 
 

Electrificadora del Caribe, que presentó una disminución de su indicador FES del 

42% entre los años 2005 y 2006, pero para el año 2008 volvió a elevar su indicador 

a niveles similares a los registrados en el año previo a la gran disminución (2005). 

La Figura 4-3 presenta la evolución en el indicador FES para el grupo de calidad 

3, desde el año 2003 hasta el año 2009, para las 6 empresas consideradas en el 

análisis. 

 

Figura 4-3. Evolución del indicador FES – Grupo de calidad 3 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en SUI 

 

En el grupo de calidad 3, sobresalen la empresa Electrificadora del Caribe, por 

ser la que presenta un mayor número de interrupciones en todos los años en 

consideración, y EPM que ha alcanzado niveles altos desde el año 2007. El 

indicador más bajo en el período de estudio es reportado por Emcali. 

Emcali y Codensa han mantenido un indicador FES relativamente constante a lo 

largo del tiempo en el grupo de calidad 3 (Codensa registró una disminución del 

36.3% entre los años 2003 y 2004, a partir de la cual no registra grandes 

variaciones). Por su parte, Electrificadora del Caribe y EPM presentan 

crecimientos en el indicador FES desde los años 2007 y 2006, respectivamente. 

Para el caso de EPM, el indicador en 2009 es 8,9 veces superior al registrado en el 

año 2006, y para Electrificadora del Caribe este valor es 2 veces superior. Por su 

parte, Electrificadora de Santander disminuyó el indicador un 53% entre los años 



 
 

2008 – 2009, pasando de 4159 horas a 1749 horas; sin embargo, el indicador 

aumentó de nuevo para el año 2010.  

La Figura 4-4 presenta la evolución en el indicador FES para el grupo de calidad 

4, desde el año 2003 hasta el año 2009, para las 6 empresas consideradas en el 

análisis. 

 

Figura 4-4. Evolución del indicador FES – Grupo de calidad 4 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en SUI 

En el grupo de calidad 4, el comportamiento del indicador FES presenta una 

tendencia creciente entre los años 2003 y 2010 para Electrificadora del Caribe, 

EPM y Electrificadora de Santander, y decreciente para Emcali y Codensa. En el 

año 2010 los valores del indicador FES para Electrificadora del Caribe y EPM 

fueron 2.8 veces y 5.5 veces superiores a los registrados en el año 2003, 

respectivamente, mientras que para Emcali y Codensa los valores al final del 

período fueron de  35% y  44% de los registrados en 2003. 

 

Duración de las Suspensiones  

El indicador DES es una medida de confiabilidad de un agente distribuidor con 

respecto al tiempo total en que el servicio es interrumpido en un circuito, medido 

sobre los últimos doce (12) meses. 



 
 

La Figura 4-5 presenta la evolución en el indicador DES para el grupo de calidad 

1, desde el año 2003 hasta el año 2009, para las 6 empresas consideradas en el 

análisis. 

 

Figura 4-5. Evolución del indicador DES – Grupo de calidad 1 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en SUI 

En el grupo de calidad 1, sobresale la empresa Electrificadora del Caribe por ser 

la que presenta el mayor tiempo total de interrupciones en el servicio eléctrico en 

todos los años en consideración, seguido por Codensa (aunque esta empresa 

parece presentar una tendencia a la baja en este indicador). Después del salto 

presentado en el año 2008, cuando llegó a los 7.941 minutos luego de los 4.426 

registrados en el año 2007, el indicador DES de Electrificadora del Caribe 

continuó en aumento durante el año 2009, con una leve disminución en el año 

2010. 

Las demás empresas se han mantenido en niveles inferiores a 2.000 minutos. 

Para los años 2009 y 2010, el tiempo total de interrupciones fue inferior a 1.000 

minutos en los casos de EPM, Emcali, Electrificadora de Santander y Empresa de 

Energía de Pereira. 

Considerando las 6 empresas sujetas al análisis, el grupo de calidad 1 es el 

segundo grupo con mayor cantidad de minutos de interrupción en el servicio 

eléctrico durante el período de análisis, con 98.726 minutos (el 79.4% del tiempo 



 
 

registrado para el grupo de calidad 3, el de mayor cantidad de minutos de 

interrupción). 

La Figura 4-6 presenta la evolución en el indicador DES para el grupo de calidad 

2, desde el año 2003 hasta el año 2009, para las 6 empresas consideradas en el 

análisis. 

 

 

Figura 4-6. Evolución del indicador DES – Grupo de calidad 2 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en SUI 

 

En el grupo de calidad 2, nuevamente sobresale la empresa Electrificadora del 

Caribe por ser la que presenta un tiempo total de interrupciones en el servicio 

eléctrico en todos los años en consideración, seguida esta vez por Emcali. 

Electrificadora del Caribe presenta un aumento considerable en este indicador en 

el año 2008, llegando a los niveles registrados por la misma empresa en el año 

2004 (2.209 minutos de interrupción del servicio). Asimismo, Emcali registra su 

máximo tiempo de interrupciones en el año 2007 (861 minutos de interrupción). 

Las demás empresas han registran valores inferiores a 400 minutos en el grupo 

de calidad 2 para el período 2003-2009. De hecho, considerando las 6 empresas 

sujetas al análisis, el grupo de calidad 2 es el grupo con menor cantidad de 

minutos de interrupción en el servicio eléctrico durante el período de análisis, 



 
 

con 19.063 minutos (el 15.3% del tiempo registrado para el grupo de calidad 3, el 

de mayor cantidad de minutos de interrupción). 

La Figura 4-7 presenta la evolución en el indicador DES para el grupo de calidad 

3, desde el año 2003 hasta el año 2009, para las 6 empresas consideradas en el 

análisis. 

 

Figura 4-7. Evolución del indicador DES – Grupo de calidad 3 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en SUI 

En el grupo de calidad 3, no se observa una tendencia clara del indicador DES 

para las empresas analizadas. Emcali ha reportado los más bajos indicadores en 

cada uno de los años considerados (no superiores a 200 minutos), mientras que 

empresas como Electrificadora del Caribe llegan a más de 12.000 minutos en el 

año 2008. De la misma forma Electrificadora de Santander reporta más de 8.000 

minutos de servicio interrumpido en el año 2007 y EPM llega a su máximo en el 

año 2008, con 4.825 minutos. 

Considerando las 6 empresas sujetas al análisis, este grupo de calidad es el grupo 

que mayor cantidad de minutos de interrupción ha presentado durante el 

período de análisis, con 124.332 minutos. 

La Figura 4-8 presenta la evolución en el indicador DES para el grupo de calidad 

4, desde el año 2003 hasta el año 2009, para las 6 empresas consideradas en el 

análisis. 



 
 

 

 

Figura 4-8. Evolución del indicador DES – Grupo de calidad 4 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en SUI 

Como en los grupos de calidad anteriores, no se observa tendencia clara del 

indicador DES para las empresas analizadas. El año 2008 vuelve a ser crítico para 

la empresa Electrificadora del Caribe, reportando para el grupo 4 el máximo 

valor del indicador DES durante el período de análisis (9.135 minutos). Ese 

mismo año ocurre el máximo para EPM, con 3.025 minutos de servicio 

interrumpido. 

 

FES y DES máximo admisible global 

A nivel general, la Figura 4-9 presenta el porcentaje de veces que el indicador 

FES superó el máximo admisible fijado por la CREG, desde el año 2003 hasta el 

año 2009, para las 6 empresas consideradas en el análisis: 



 
 

 

Figura 4-9. FES máximo admisible 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en SUI 

 

Para el grupo de calidad 3 el FES total supera el máximo FES admisible en un 

mayor porcentaje de veces al compararlo con los demás grupos; es decir, que 

para las poblaciones urbanas con menos de 50.000 habitantes, la cantidad de 

cortes de electricidad anual que superan el máximo admisible es mayor que para 

las demás zonas del país.   

En el caso del grupo de calidad 1, el FES total supera el máximo FES admisible en 

un menor porcentaje de veces, al compararlo con los demás grupos; es decir, que 

para poblaciones urbanas con más de 100.000 habitantes, la cantidad de cortes de 

electricidad anual que supera el máximo admisible es menor que para las demás 

zonas del país.   

En general, para todos los grupos de calidad el porcentaje de veces que el FES 

supera su máximo admisible ha tenido una tendencia decreciente desde 2003 

hasta 2010, aumentando nuevamente en 2011. La Figura 4-10 presenta el 

porcentaje de veces que el indicador DES superó su máximo admisible fijado por 

la CREG, desde el año 2003 hasta el año 2009, para las 6 empresas consideradas 

en el análisis.  



 
 

 

 

Figura 4-10. DES máximo admisible 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en SUI 

El porcentaje de veces que el DES supera el máximo DES admisible ha sido 

mayor para los grupos de calidad 2 y 3 desde el 2003 hasta el 2011 respecto a los 

demás grupos; es decir, que en las zonas urbanas con una población inferior a 

100.000 habitantes, la duración de los cortes de electricidad es mayor que en las 

demás zonas del país.  

Como en el indicador de máximos admisibles FES, el indicador de máximos 

admisibles DES es decreciente en el tiempo para todos los grupos de calidad. 

 

Comentarios finales sobre calidad 

El nuevo indicador ITAD puede entenderse como el porcentaje medio de energía 

que los usuarios dejan de consumir debido a las interrupciones en la prestación 

del servicio. Con la implementación del nuevo sistema de medición de la calidad, 

se compara la desviación del ITAD respecto al valor del Índice de Referencia 

Agrupado de Discontinuidad (IRAD), establecido por la CREG para cada uno de 

los operadores de red de manera independiente, y que consiste en una banda de 

indiferencia en la que el ITAD puede encontrarse y que significará que el 

operador de red mantuvo su calidad. Este indicador tiene en cuenta, no 



 
 

solamente el grupo de calidad, sino el nivel de tensión y el tipo de suspensión 

que ocasionó la interrupción en el servicio. 

El ITAD no tiene en cuenta mediciones sobre la frecuencia de las suspensiones en 

el servicio, las cuales son de gran impacto en los procesos productivos de ciertas 

industrias. 

Una característica fundamental del nuevo esquema es que los operadores de red 

son analizados de manera individual. Como consecuencia, los indicadores no son 

comparables entre operadores, así como tampoco son comparables con 

indicadores de calidad reportados en otros países, lo cual se convierte en una 

falencia en la medida en que imposibilita la referenciación externa con otros 

países de características similares a Colombia. 

Por otra parte, será necesario un análisis más profundo una vez el nuevo 

indicador sea reportado durante un tiempo sostenido por las empresas, que 

permita evaluar la capacidad del mismo para llevar al sistema a una mayor 

calidad en la prestación del servicio.  

 

Cobertura 

La Figura 4-11  presenta la evolución del porcentaje de hogares en Colombia que 

cuenta con el servicio de energía eléctrica a través del SIN, desde el año 1995 

hasta el año 2012. 

 

 

Figura 4-11. Cobertura 



 
 

Fuente: elaboración propia, datos disponibles en las Encuestas Nacionales de Calidad de Vida 

(DANE - Departamento Administrativo Nacional de Estadística, 2012) 

La cobertura de energía eléctrica o porcentaje de hogares con servicio de energía 

eléctrica en Colombia ha aumentado constantemente en los últimos años (el 

DANE indica que variaciones inferiores a 0.5 puntos porcentuales no son 

estadísticamente significativos). 

Desde el año 2000 hasta el 2011, la cobertura ha incrementado 10 puntos 

porcentuales, pasando de 87,6% a 97,4%, lo que representa una tasa de 

incremento anual de 0,8%. 

5 DISCUSIÓN Y CONCLUSIONES 

La composición actual del mercado de electricidad refleja posibles niveles de 

concentración en las actividades de generación y comercialización, negocios en 

los que la competencia tiene lugar. En particular, para la generación se registra 

un nivel moderado de concentración de mercado, que se agudiza durante el 

fenómeno de El Niño. 

El análisis a nivel global y a nivel desagregado refleja, en términos generales, un 

crecimiento real en el precio de la electricidad y en cada uno de las componentes 

que lo constituyen; este crecimiento ocurre en todos los niveles de tensión y va 

desde el 2.5% anual hasta el 4.6% anual. El crecimiento en los niveles de tensión 1 

y 2 es de importante impacto para el país, en la medida en que es en estos niveles 

en los que se ubica la pequeña y mediana empresa. 

La componente Generación tiene un alto porcentaje de participación en el precio 

de la electricidad y es, asimismo, la componente que registra un mayor 

crecimiento real en el período 2000 - 2012. Asimismo, la componente 

Distribución, la segunda con mayor participación en cada uno de los niveles, es 

la segunda con un mayor crecimiento real en el mismo período de análisis. Si 

bien la Comercialización registra también un importante crecimiento en términos 

reales, su participación en el establecimiento del precio final es pequeña respecto 

a las demás componentes, razón por la cual este crecimiento afecta en menor 

medida al precio.  

Dado que 3 de las principales componentes del precio de la actividad se 

encuentran reguladas tarifariamente (esto es, las componentes Transmisión, 

Distribución y Comercialización), es posible que el incremento en el precio de la 



 
 

electricidad sea el resultado de cambios a nivel regulatorio. En efecto, los años 

2003 y 2008 caracterizan importantes crecimientos en las series, y coinciden con 

la aplicación de nuevas fórmulas tarifarias. 

Si bien con mayores o menores saltos puntuales, el comportamiento general de 

los precios es similar para cada una de las empresas representativas sujetas al 

análisis. Puede afirmarse, sin embargo, que los precios de Electricaribe y 

Codensa se encuentran, en términos generales, por encima de los precios de EPM 

y Emcali; sin embargo son estas dos últimas empresas, las que registran un 

mayor incremento real en los precios ofrecidos al mercado regulado, frente al 

incremento registrado por Electricaribe y Codensa. Emcali, para los niveles de 

tensión 1 y 2, registra una importante participación de la componente 

Distribución en los años 2003 – 2006, situación específica que no es reportada por 

las demás empresas sujetas al análisis. 

A partir del año 2008, sin embargo, no podría afirmarse cuáles precios se 

encuentran por encima de otros, pues no se observa una tendencia clara en las 

series de las empresas analizadas; es posible que los recientes cambios 

regulatorios, que han introducido una mayor volatilidad a las series, sean los 

responsables de este hecho y que se requiera el paso del tiempo para analizar las 

consecuencias que esta volatilidad pueda traer en el mercado. 

Los indicadores FES y DES hasta el año 2010 no reflejaron tendencias a la baja en 

ninguno de los grupos de calidad y, por el contrario, en muchos casos reflejan 

crecimiento en los últimos años. Caso contrario sucede con el indicador de 

cobertura, el cual ha incrementado a una tasa anual de 0,8% en los últimos 12 

años. De igual manera, se observa que en ningún momento en el período de 

análisis la demanda de electricidad supera la oferta de la misma, de manera que 

no se evidencian racionamientos a pesar haber tenido la presencia de El Niño. 

El reemplazo de los indicadores DES y FES por un nuevo índice de calidad de 

características individuales para cada operador de red, imposibilitará la 

comparación de la calidad del servicio eléctrico en el país contra la calidad 

reportada de otros países, lo cual conlleva dentro de sí el potencial de alejar al 

país de marcos de referencia que le permitirían evaluar el estado actual del 

servicio y vislumbrar posibles sendas de mejoramiento. 



 
 

CAPÍTULO 3. METODOLOGÍA PARA LA IDENTIFICACIÓN Y 

SELECCIÓN DE LOS PAÍSES DE LA COMPARACIÓN 

Uno de los objetivos fundamentales del estudio es el de establecer comparaciones 

del precio final de la electricidad en Colombia con el de otros países e identificar, 

tanto a nivel de precio final como de sus componentes, los factores 

fundamentales, institucionales y de política pública sectorial o general que 

inciden en la formación de esos precios o componentes y explican, a fortiori, las 

diferencias que se puedan constatar. Se trata pues de ir más allá de la 

constatación de una diferencia cuantitativa y de ahondar en los factores que la 

explican. 

 

La selección de los países de la comparación se vuelve extremadamente compleja 

a medida que se afinan los criterios de escogencia. Se ha tratado de cumplir con 

lo establecido en los términos de referencia donde se indica que los seleccionados 

deben ser países de economías emergentes y desarrolladas, con un sector 

eléctrico de talla mundial con características similares a las del sistema eléctrico 

colombiano. Lo primero que se hizo fue tratar de interpretar operativamente ese 

enunciado. Esto se hace en la sección dos.   

   

La aplicación de los criterios de selección a los países emergentes se presenta en 

el capítulo tres. Con base en ese análisis se escogieron tres países: Chile, Perú y 

Brasil; los cuales, a nuestro juicio, son los más relevantes para una comparación 

detallada en lo referente a la regulación como se trata de evidenciar en las 

descripciones preliminares que se hacen de cada uno de ellos en la sección 

cuatro.  

 

El caso de los países más desarrollados, que se presenta en la parte IV, resulta 

más problemático. El tamaño de las economías y del sector eléctrico inhiben 

ciertas comparaciones. La composición hidro-térmica de la generación y la 

organización del mercado, que a nuestro modo de ver son aspectos muy 

importantes, llevan a descartar algunos países, como Corea del Sur, que son 

interesantes a la luz de otras consideraciones. Recíprocamente, países un tanto 

exóticos como Nueva Zelanda resultan relevantes a la luz de esos mismos 

criterios. Esto hace necesario la consideración de otros aspectos como la 

significación de las relaciones comerciales o características de ciertos procesos de 

regulación de los cuales pueden extraerse enseñanzas de interés. Lo primero 



 
 

lleva a sea necesario incluir en la comparación un país como Estados Unidos, el 

cual con una aplicación estricta de los criterios propuestos debería estar excluido. 

Por la segunda razón enunciada nos ha parecido pertinente hacer un examen de 

las normas de la Comunidad Europea que propenden por la creación de un 

mercado eléctrico unificado en ese continente.  También por esta razón debería 

considerarse el caso de Inglaterra país en el cual la discusión teórica y los 

desarrollo aplicados en el ámbito de los mercados eléctricos es de especial 

relevancia. Finalmente está el caso de España, el cual resulta interesante porque 

allí se está dando una discusión semejante a la de Colombia sobre los precios de 

la electricidad industrial que parecen ser los más altos de la Unión Europea.  

 

El Nord Pool es considerado como uno de los mercados eléctricos más 

competitivos del mundo por el elevado número de agentes que en el participan y 

por los bajos niveles de concentración de la generación y las cargas. 

Adicionalmente, es un mercado en el cual la componente hidráulica es bastante 

elevada lo cual lo hace comparable con el mercado colombiano. No obstante, es 

preciso señalar que el modelo del mercado del corto plazo es un sistema 

descentralizado. En los países del Nord Pool – Dinamarca, Noruega, Finlandia y 

Suecia- la regulación de las actividades de transmisión y distribución tiene 

bastante similitud con la regulación de éstas en Colombia; como quiera que se 

basa en la estimación de una base de activos regulada y en la remuneración a 

partir de una tasa de rendimiento calculada con base en la metodología WACC.  

 

Las comparaciones detalladas de precios y cargos, regulación, funcionamiento de 

los mercados y estructura de la industria se harán con Brasil, Perú y Chile, entre 

los países emergentes; y, en los desarrollados con el Nord Pool y Estados Unidos 

en los casos de Texas, Ohio y PJM. 

 

Se harán comparaciones a nivel más general – tarifas agregadas – con Corea del 

Sur y México en razón de su significación como economías emergentes y de su 

relevancia para Colombia desde el punto de vista comercial. Con Corea del Sur 

no es posible hacer una comparación detallada de los componentes del precio de 

la energía porque allí el servicio de electricidad es provisto por una empresa 

monopolica del Estado. Tampoco existe en Corea del Sur, nada que pueda 

compararse a un modelo de regulación. No obstante, se hará referencia al caso 

coreano a nivel del precio agregado. Se examinará la experiencia regulatoria de 



 
 

Inglaterra y de la Unión Europea incluyendo comparaciones de precios por lo 

menos a nivel agregado.   

1 LOS CRITERIOS DE SELECCIÓN 

 

Comparar es identificar las diferencias lo cual supone una base común de 

comparación. Se insiste con frecuencia en que se debe comparar lo comparable.  

Una pera puede compararse con una manzana en cuanto frutas mas no como 

manzana. Las manzanas pueden compararse entre sí y pueden resultar rojas o 

verdes. Las verdes pueden ser grandes o chicas y las chicas pueden ser podridas 

o sanas. La base de la comparación no puede reducirse al punto de que cada 

manzana se compare con sí misma, lo cual, por supuesto, sería carente de toda 

significación.  

 

Los términos de referencia han delimitado la base de la comparación. Se indica: 

―Los países elegibles deben ser países emergentes y países desarrollados, con 

sistema de energía eléctrica de talla mundial, pero con características similares a 

las que tiene el sistema nacional colombiano‖.  Tenemos tres aspectos a 

considerar es la selección. A continuación se presenta la forma en que serán 

interpretados.  

 

Un criterio generalmente aceptado considera desarrollados a los países que 

tienen PIB por habitante igual o superior US$ 20.000. Esto arroja unos 50 países, 

dependiendo de la fuente. Entre todos esos, una treintena está conformada por 

países pequeños o de economía poco diversificada y cuyo ingreso depende de un 

recurso natural o de la venta de servicios turísticos o financieros. Descartados 

éstos quedaron 22 países a los cuales se aplicaron, como se explica más adelante, 

los otros criterios de selección.  

 

Los países catalogados como emergentes también según la fuente. Diversas 

entidades financieras o de investigación económica han integrado listas de estos 

países. Se tomaron las más representativas56 y se seleccionaron los que coincidían 

en todas ellas y, adicionalmente, aquellos cuyo PIB por habitante está entre US$ 

                                                           
56 Las listas consultadas son las siguientes: FTSE, FMI 2012, Columbia University, S&P 2010; Dow 
Jones 2011 y Frontier Strategy Group 2012.  



 
 

10.000 y US$ 20.000. Se determinó así una lista de 10 países para considerar bajo 

los demás criterios. 

 

Entendemos que un sector económico de un país es de ―talla mundial‖ cuando la 

actividad de sus empresas trasciende las fronteras nacionales, es decir, cuando 

éstas exportan una porción importante de su producción o realizan inversiones 

directas en el exterior. Como evidentemente la electricidad dista todavía de ser 

un servicio comercializable internacionalmente, las exportaciones no son un 

indicador adecuado (si se tomarán éstas el país más importante sería Paraguay). 

Por esta razón se toma como indicador de la talla mundial la presencia 

internacional de las empresas nacionales en cada país. Adicionalmente, se 

incluyó como indicador de talla mundial el índice del sector eléctrico del Doing 

Business que se refiere a la facilidad de acceso al servicio y a la continuidad del 

mismo. Este captura los procedimientos, tiempos y costos en los que incurren las 

empresas en el proceso de obtención de energía eléctrica para llevar a cabo sus 

procesos productivos. La  importancia de este índice radica en que el costo de la 

energía es un componente que influye de manera directa en la competitividad 

empresarial. 

  

Finalmente, para atender el último criterio – características similares al eléctrico 

colombiano- consideramos cuatro variables: la producción total, la importancia 

de la generación hidroeléctrica; el consumo de electricidad por habitante y la 

institucionalidad sectorial. La variable producción es indicativa de la escala de 

los sistemas. La segunda variable es importante en la medida en que incide en el 

precio de la energía y en su volatilidad, al menos en el corto plazo, y, en 

ocasiones, en el funcionamiento y diseño de los mercados. El consumo de 

electricidad por habitante, al es significativo para los costos de transmisión y 

distribución que dependen del volumen de la carga.  

 

En cuanto a la institucionalidad sectorial, esta se refiere los aspectos regulatorios, 

la estructura de propiedad, los niveles de competencia e intervención del estado, 

los criterios de eficiencia y las metodologías para el cálculo de tarifas y cargos y 

otros aspectos que pueden tener incidencia en los precios y tarifas. En una 

primera aproximación se trató de identificar los países en los cuales los sistemas 

eléctricos operan total o predominantemente bajo reglas de mercado. 

 



 
 

La aplicación simultánea de todos estos criterios no deja de resultar un tanto 

problemática. Existe, como veremos, el riesgo de que el conjunto resultante, es 

decir, el conjunto de países que cumplen satisfactoriamente todos los criterios sea 

el vacío.  

2 SELECCIÓN DE PAÍSES EMERGENTES 

La Tabla 2-1 presenta los países emergentes caracterizados de acuerdo con las 

variables definidas previamente. Se añadió la importancia de la relación 

comercial medida como la relación porcentual del intercambio comercial con el 

país en cuestión con el valor de comercio exterior colombiano. Esa es la última 

columna del cuadro.  

Tabla 2-1. Países Emergentes - Características 

 

Como uno de los objetivos del estudio es el análisis de los aspectos de mercado y 

regulación que inciden la formación de precios; deben descartare países como 

Malasia, México y Paraguay donde el sector eléctrico es monopolio estatal. En 

México hay participación privada en generación de productores independientes 

que venden a la Comisión Federal de Electricidad (CFE).  También se descarta 

China, que ha sido calificado como modelo mixto por la apertura de la 

generación al capital privado; sin embargo, el de China un modelo más estatal 

que de mercado. Son estatales la transmisión y la distribución y en generación 

predominan cinco generadoras igualmente estatales. 

 

Rusia, Polonia y Hungría resultan más bien exóticos y no son muy significativos 

desde el punto de vista del comercio exterior. Adicionalmente, Rusia y Polonia 

tienen muy poca generación hidráulica.  

Producción CPC Pro - Hidro Exportación Modelo Presencia D.B Comercio

Twh - año Kwh-año % % Institucional Internacional Electricidad %

Brasil 516 2384 78 0,6 Mixto si 60 4,5

Chile 60 3297 40 0 Mercado si 40 2,2

China 4208 2944 17 0,5 Mixto si 4 9,5

Colombia 57 1012 71 2,3 Mercado si 134

Hungría 37 3876 50 12,6 Mercado no 109 0,0

Malasia 125 4117 52 0,1 Monopolio no 28 0,2

Mexico 271 1990 14 0,5 Monopolio si 130 5,9

Paraguay 54 1134 100 83,5 Monopolio no 26 0,0

Perú 36 1106 56 0 Mercado si 77 2,6

Rusia 1036 6452 16 1,7 Mercado si 184 0,3

Polonia 157 3783 2 6,1 Mercado no 137 0,1

Paises

Países emergentes - Características

Fuente: Elaboración propia.



 
 

 

Chile y Perú son desde casi todos los criterios considerados los países más 

idóneos para una comparación: importante producción hidráulica, tamaños 

comparables, relevantes relaciones comerciales y modelos de mercado con 

grandes similitudes con el colombiano. 

 

Brasil es un país interesante. Fue pionero en las reformas de mercado y en la 

privatización del sector eléctrico durante el gobierno de Cardoso. Bajo el primer 

gobierno de Lula da Silva, se revirtieron algunas reformas y se dio término al 

proceso de venta de las empresas estatales. Hoy se tiene un modelo que puede 

calificarse de mixto por combinar elementos de planeación y operación 

centralizada con elementos de mercado en la contratación de largo plazo. La 

generación hidroeléctrica es muy importante y es un país relevante para 

Colombia en el comercio exterior. Adicionalmente, la regulación de las 

actividades de transmisión y distribución tiene importantes semejanzas con la de 

Colombia. 

 

México es un país muy importante para Colombia desde el punto de vista 

comercial. Es además nuestro competidor directo por inversión extranjera y en el 

acceso al mercado de Estados Unidos. A pesar de que su sector eléctrico es un 

modelo de monopolio público, resulta imprescindible tenerlo en cuenta en 

cualquier análisis de la economía colombiana.   

3 SELECCIÓN DE PAÍSES DESARROLLADOS 

El Tabla 3-1¡Error! No se encuentra el origen de la referencia. presenta la lista de 

países desarrollados después de aquellos que son muy pequeños o de economía 

poco diversificadas.  

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 



 
 

 

Tabla 3-1. Países desarrollados – característica del sector eléctrico 

 
 

Aquí la selección, sobre la base estricta de los criterios considerados, resulta más 

problemática que en el caso de los países emergentes.  

 

Tomemos inicialmente el caso de los Estados Unidos. La generación hidráulica es 

pequeña porcentualmente y variables como el consumo per cápita de electricidad 

lo podrían al margen de la comparación.  La calificación de su modelo 

institucional como mixto obedece al hecho conocido de que en ese país coexisten 

diversos modelos de organización institucional. En muchos estados como La 

Florida, que es significativo por otros aspectos, prevalece aún el modelo 

tradicional de monopolio integrado. Otros, como California y Texas, tienen 

modelos de competencia. Finalmente, otros estados han creado mercados spot en 

los que participan agentes de todos ellos, como PJM y New England. Pero es 

indudable que ese país debe ser tenido en cuenta por su relevancia desde el 

punto de las relaciones comerciales con Colombia. Así las cosas, Estados Unidos 

debe ser considerado a nivel de algunos de sus estados como California, New 

York y La Florida, a pesar de ser un sistema de monopolio integrado por su 

Producción CPC

Twh - año Kwh - año

United States 4354 13394 0,4 6,0 Mixto 36,7 si 19

United Kingdom 378 5736 1,0 1,0 Mercado 1,5 si 62

Switzerland 66 8173 49,0 54,6 Mixto 1,7 no 8

Sweden 149 14939 6,6 44,7 Mercado 0,2 si 9

Spain 300 6155 5,1 14,1 Mercado 1,4 si 70

Portugal 54 4929 5,6 30,1 Mixto 0,2 N/A 35

New Zealand 45 9566 0,0 55,1 Mercado 0,1 no 32

Netherlands 118 7010 9,3 0,1 Mercado 0,4 no 67

Japan 1111 8394 0,0 7,4 Monopolio 3,7 no 27

Italy 299 5384 0,7 17,1 Mercado 1,5 si 107

Ireland 28 6025 0,6 2,1 Mercado 0,5 no 95

Greece 57 5242 5,3 13,0 Mixto 0,0 no 59

Germany 622 7215 9,1 3,3 Mercado 2,2 si 2

France 564 7729 8,2 11,0 Mixto 1,8 si 42

Finland 81 16483 4,7 16,0 Mercado 0,6 si 21

Denmark 39 6327 29,9 0,1 Mercado 0,2 si 14

Norway 124 25175 11,0 94,7 Mercado 0,2 si 14

Canadá 608 15138 8,6 57,8 Mixto 1,8 si 152

Belgium 94 8387 12,4 0,3 Mixto 0,8 si 82

Austria 68 8356 27,2 56,5 Mixto 0,2 no 24

Australia 242 10177 0,0 5,2 Mixto 0,1 no 36

Korea 497 9744 0,0 0,7 Monopolio 1,7 si 23

Paises

Paises desarrollados - Características Sector Eléctrico

Fuente: Elaboración propias
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significación desde el punto de vista de las relaciones económicas. También debe 

analizarse los mercados de New England y PJM (Ver Figura 3-1). 

 

 
Figura 3-1. Restructuración eléctrica por Estado 

Fuente: Energy Information Administration 

La mayoría de los países desarrollados incluidos en la Tabla 3-1 son europeos, 

con excepción de Estados Unidos, Japón, Nueva Zelanda, Canadá y Corea del 

Sur. Japón tiene un modelo de monopolios estatales integrados verticalmente. 

Nueva Zelanda tiene un sistema de mercado muy liberalizado en todos los 

aspectos. Canadá se ha calificado de mixto porque en algunos de sus estados 

como Quebec se tiene un modelo de monopolio integrado; en otros, como 

Alberta y Ontario, tienen sistemas liberalizados. Finalmente, en Corea del Sur se 

tiene una empresa semi-estatal integrada en todas las actividades. El caso de 

Corea del Sur es importante porque ha sido puesto como ejemplo de un sector 

que ofrece precios de la electricidad comparativamente bajos en el contexto 

internacional. Es importante examinar si ello refleja los costos del sector o si se 

debe a una política de subsidios estatales.  

 

Con relación a Europa la selección de países para la comparación resulta 

extremadamente compleja. Como es sabido allí se avanza en el proceso de 

construcción de un mercado europeo de electricidad con base en las directivas 

comunitarias que se han expedido en las últimas décadas. Esas directivas57, 

especialmente la Directiva 09/72 EC y sus Reglamentos 714 y 715 de 2009, son de 

                                                           
57 Se han expedido tres directivas comunitarias la 92 de 1996; la 54 de 2003 y la 72 de 2009.  

 



 
 

aplicación en todos los países de la Comunidad y contienen disposiciones sobre 

todos los aspectos relevantes para la creación de un mercado competitivo.  

 

La Directiva 09/72 fue motivada por las conclusiones de la ―Investigación sobre 

la competencia en los mercados de electricidad y gas‖, adelantada por las 

Direcciones de Competencia y Energía y publicada en 2007.  Las principales 

conclusiones fueron las siguientes58: 

 

 Se mantienen altos niveles de concentración que dan a las empresas 

incumbentes un claro poder de mercado.  

 Integración vertical de los operadores puesto que los antiguos monopolios 

nacionales mantienen el control de las redes de transporte y distribución 

lo cual les permite cerrar el mercado a eventuales competidores.  

 Reducidos niveles de comercio entre los países debido, en unos casos, a la 

baja capacidad de las redes y, en otros, a que la capacidad sobrante no se 

libera a terceros.  

 Falta de transparencia en la operación del mercado mayorista lo cual 

dificulta a los posibles entrantes conocer su funcionamiento y sus riesgos.  

 Falta de confianza en los precios del mercado mayorista que se forman en 

el mercado efectivo.  

Dos años después de la investigación, las autoridades comunitarias promulgaron 

los que en el sector energético europeo se conoce desde entonces como el ―Tercer 

Paquete Legislativo‖; compuesto por dos directivas y tres reglamentos, a saber:  

 

 Directiva 2009/72/CE Sobre normas comunes para el funcionamiento del 

mercado interior de electricidad.  

 Directiva 2009/73/CE Sobre normas comunes para el funcionamiento del 

mercado interior de gas.  

 Reglamento CE 713/19. Crea la agencia de cooperación de reguladores 

nacionales.  

 Reglamento CE 714/19. Sobre condiciones de acceso a redes eléctricas. 

 Reglamento CE 715/19. Sobre condiciones acceso a rede de gas.  

A diferencia de las anteriores, la nueva directiva es extremadamente detallada 

reduciendo la discrecionalidad de las autoridades nacionales en aspectos 

                                                           
58 La descripción está basada en Vélez, L. G. ―El mercado Europeo de Electricidad‖ en: http://luisguillermovelezalvarez.blogspot.com/ 
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fundamentales. Los cambios más importantes que introduce la Directiva 09/72 

CE se refieren al establecimiento de TSO independientes, el reforzamiento de los 

reguladores nacionales y la creación de una autoridad europea de regulación y la 

protección y garantía del derecho efectivo de elección al consumidor final.  

 

La directiva dispone que, a partir de 2012, los TSO propietarios redes deberán 

ejercer esa actividad de formas exclusiva no pudiendo tener control sobre 

empresas de generación y comercialización. Las que estuvieran verticalmente 

integradas a septiembre de 2009 podrán permanecer en esa condición en cuyo 

caso deberán entregar la gestión de la red a un TSO independiente que deberá 

ser aceptado por las autoridades comunitarias. Se establece un procedimiento de 

certificación de los TSO independientes por los reguladores nacionales y se 

especifican detalladamente sus funciones y su estructura funcional. Están 

obligados a presentar anualmente a las autoridades reguladoras un plan decenal 

de inversiones en expansión que una vez aprobado es de obligatorio 

cumplimiento. (Directiva 09/72 artículos 9 a 24). 

 

En cuanto a las autoridades reguladoras nacionales, la Directiva dispone que 

haya un regulador único a escala nacional independiente jurídica, 

funcionalmente y presupuestalmente de cualquier otra entidad pública o 

privada. Los reguladores tendrán mandato fijo de entre 5 y 7 años, renovable por 

una oportunidad (artículo 31).  Se detallan con toda precisión sus objetivos, 

competencias y funciones. (Artículos 35, 36 y 37).  Las decisiones de las 

autoridades reguladoras nacionales podrán ser sometidas a dictamen de la 

Agencia de Cooperación en cuanto a su concordancia con la directiva y los 

reglamentos. Este dictamen es de obligatorio cumplimiento.  

 

La Directiva incluye un anexo sobre Medidas de protección del consumidor. Se 

dispone que todo consumidor tiene derecho a un contrato de suministro y se 

indica su contenido mínimo. Los cambios de proveedor deben realizarse en un 

máximo de tres semanas y sin acarrear ningún costo para el usuario. Ordena a 

los estados garantizar la utilización de medidores inteligentes para lo cual 

deberán realizar los estudios de viabilidad antes de marzo de 2012 y establecer 

un programa de instalación que lleve a su masificación en 10 años.    

 

El otro componente fundamental del Tercer Paquete, en lo tocante al sector 

eléctrico es la creación de la Agencia de Cooperación de los Reguladores de 



 
 

Energía, con personería jurídica. La Agencia puede emitir dictámenes sobre 

todas las cuestiones del ámbito de competencia de los reguladores nacionales. 

Participa en formulación de los códigos de las redes eléctricas y de gas y puede 

tomar decisiones vinculantes en relación con infraestructuras transfronterizas, 

incluida la derogación de normativa vigente si fuere necesario. También puede 

emitir dictámenes a los TSO y recomendaciones a los reguladores nacionales, los 

TSO, el Parlamento, el Consejo y la Comisión.   

 

Otro aspecto de importancia es la existencia en Europa de un conjunto amplio de 

mercados eléctricos organizados, cuyo funcionamiento es importante analizar. 

Principales de esos mercados son los siguientes: 

 

 Nord Pool.  Opera desde 1996 y tiene su sede en Oslo. Participan 123 

agentes de cuatro países: Noruega, Suecia, Dinamarca y Finlandia; entre 

productores, comercializadores, grandes consumidores e intermediarios 

(Traders y Brokers).  Es el mercado más líquido con un volumen de 288 

Twh., en 2009, que equivalen al 72% del consumo. El valor de las 

transacciones supera los 15 billones de Euros. Tiene 38 empleados. Tiene 

también un mercado de futuros con 317 agentes.  

 European Energy Exchange. Funciona desde 2002, en Leipzing, Alemania. 

En 2009 se transaron 154 Twh. equivalentes al 23% de consumo. Participan 

203 agentes de Alemania, Austria y Suiza, este último país en subasta 

separada. Opera también futuros y derivados y un mercado spot de gas.  

 Powernext –Epex Spot. Su sede está en París y funciona desde 2009 con 33 

agentes de Alemania, Francia, Austria y Suiza; que en 2009 transaron 51 

Twh. Está acoplado con el APX de Reino Unido y con Belpex, de Bélgica. 

Tiene un mercado de largo plazo y un mercado de gas: spot, futuros y 

derivados.  

 APX Power - UKPX.  Desde 2009 integrando las bolsas de Holanda, APX, 

y Reino Unido, UKPX. Transa 202 Twh. equivalentes al 37% del consumo 

de Holanda y Reino Unido. Participan 116 agentes y está acoplado con 

Belpex y Epex.  

 Belpex. Desde 2006 opera en Bruselas con 39 agentes que transaron, en 

2009, 10 Twh equivalentes al 11% de la demanda de Bélgica. Está acoplado 

con EPEX Spot y APX.  



 
 

 OMEL. Tiene su sede en Madrid y opera desde 1998, para España, y desde 

2009, para España y Portugal. Tiene 700 agentes que transaron 207 Twh en 

2009 equivalentes al 58% de la demanda de los dos países.  

 GME. Opera en Roma desde 2004 con 167 agentes, transacciones por 313 

Twh., para una liquidez de 68%.   

Entre todos estos mercados debe hacerse especial énfasis en el Nord Pool por la 

importancia de la generación hidroeléctrica que lo hace especialmente relevante 

para el caso colombiano.  

4 DESCRIPCIÓN PRELIMINAR DE LA REGULACIÓN DE 

ALGUNOS PAÍSES 

4.1 Sector Eléctrico Peruano. 

En la última década la economía peruana ha registrado un notable desempeño: 

alto crecimiento – 6,5% promedio anual, entre 2002 y 2012 – acompañado de baja 

inflación – 2,5% promedio anual en el mismo período- y un desempleo del 8%. 

Al mismo tiempo se ha presentado una notable disminución de la tasa de 

pobreza, la cual pasó de 48%, en 2004, a 28%, en 2011. La deuda pública peruana 

tiene grado de inversión por todas las calificadoras. En la clasificación del Doing 

Business ocupa el puesto 43, por encima de Colombia, México y Brasil, y seis 

puestos por debajo de Chile.  El tamaño de la economía peruana es un 64% el de 

la colombiana, su producto por habitante es prácticamente igual y su índice de 

desarrollo humano, 0.725, es superior al de Colombia, 0.710.  Aunque Colombia y 

Perú tienen libre comercio en el marco de la CAN, su intercambio comercial es 

relativamente pequeño. Sin embargo sus matrices exportadoras son bastante 

semejante y son competidores directos por la inversión extranjera, especialmente 

en el sector minero-energético59.  

 

El crecimiento de la economía ha estado acompañado de una notable expansión 

de la demanda de electricidad, jalonada por los grandes consumidores del sector 

minero60, que prácticamente se duplicó en los últimos diez años. Aunque se han 

realizado cuantiosas inversiones en generación – especialmente entre 2006 y 2011 

                                                           
59 Véase: Banco Mundial http://www.worldbank.org/en/country/peru. 
 
60 A nivel mundial, Perú es el primer productor de plata; el segundo de Zinc; el tercero de cobre, 
estaño, bismuto y telurio; el cuarto de plomo y el sexto de oro.  
 

http://www.worldbank.org/en/country/peru


 
 

período en el cual entraron en operación 19 nuevas centrales que aportaron 1.876 

MW de potencia instalada – el margen de reserva del sistema se ha estrechado 

notablemente al pasar de 57% en 2001 a 13,5% a diciembre de 2012. Algunos 

analistas han expresado inquietud por esa situación 61 . Según el Organismo 

Supervisor de la Inversión en Energía y Minería (Osinergmin), hay 

comprometidos entre 2012 y 2016 más de 40 proyectos de generación de una 

capacidad total superior a los 4.400 MW y una inversión total aproximada de 

US$ 6.500 millones. Para el mismo período se proyectan inversiones en 

transmisión por US$ 846 millones62. 

 

El parque de generación está conformado por 45 centrales mayores de 20 MW, 

que participan en el mercado eléctrico, con una capacidad instalada de 6.300 

MW. De éstos 2.930 MW son hidráulicos, distribuidos en 21 centrales, y 3.370 

térmicos en 24 centrales. De éstas últimas, las 9 que operan con gas suman 2.443 

MW. En 2011, el 53% de la generación fue hidráulica; 41% de gas natural y el 

resto de carbón y otros energéticos. Se está promoviendo con compras 

obligatorias la energía renovable63. 

 

El modelo institucional del sector eléctrico peruano tiene grandes semejanzas con 

el colombiano. El marco legal actual fue establecido en 1992 mediante la Ley No 

25884 o Ley de Concesiones Eléctricas (LCE). Aunque posteriormente se han 

expedido otras normas legales modificatorias o complementarias64 de la LCE, las 

principales disposiciones de ésta siguen vigentes y son las que definen, 

                                                           
61 ―Sector eléctrico peruano. ¿Riesgos de corto plazo?‖ BBVA. Observatorio Económico. Junio de 
2012. y Rafael Vera Tudela, Carlos Paredes y Enzo Defilippi ―Mercado Eléctrico en el Perú: 
Balance de Corto Plazo y Agenda Pendiente‖. 
http://institutodelperu.org.pe/descargas/mercado_elctrico_idp_2013_rev_cp.pdf 
 
62  ―Existen más de 40 proyectos de energía comprometidos hasta el 2016‖. 
http://mercadoenergia.com/mercado/existen-mas-de-40-proyectos-de-energia-comprometidos-
hasta-el-2016 
 
63 El gobierno elabora proyectos de energía renovable y los subasta. Son las llamadas subastas de 
Recursos de Energía Renovable.  
 
64 Entre otras las siguientes: Ley Nº 26734: Ley del Organismo Supervisor de la Inversión en 
Energía (OSINERG); Ley Nº 26876: Ley Anti-monopolio y Anti-oligopolio del sector Eléctrico; 
Ley Nº 27116: Ley que crea la Comisión de Tarifas de Energía; Ley N° 27435: Ley de Promoción 
de Concesiones de Centrales Hidroeléctricas y Ley N° 28832: Ley para asegurar el desarrollo 
eficiente de la generación eléctrica.  
 

http://institutodelperu.org.pe/descargas/mercado_elctrico_idp_2013_rev_cp.pdf
http://mercadoenergia.com/mercado/existen-mas-de-40-proyectos-de-energia-comprometidos-hasta-el-2016
http://mercadoenergia.com/mercado/existen-mas-de-40-proyectos-de-energia-comprometidos-hasta-el-2016


 
 

conjuntamente con la Ley 28832, los aspectos fundamentales del marco 

regulatorio actual.  

 

La LCE eliminó el monopolio que el estado ejercía en el sector. Estableció un 

sistema de concesiones y autorizaciones para las actividades de generación, 

transmisión y distribución, que sólo pueden ser adelantadas por empresas 

especializadas en cada una de ellas. Se requiere concesión en transmisión cuando 

las obras afectan viene públicos o es necesaria para su desarrollo la imposición 

de servidumbre. La generación hidráulica requiere concesión, la térmica 

autorización. En distribución hay 73 sistemas concesionados. La ley fomenta la 

participación privada y la libre competencia65 La LCE establece un régimen de 

libertad de precios para los suministros que puedan efectuarse en condiciones de 

competencia, y un sistema de precios regulados en aquellos suministros que, por 

su naturaleza, lo requieran. Reconoce costos de eficiencia a partir de criterios 

establecidos en la misma ley.  Tarifas de transmisión reguladas y competencia en 

licitación de los proyectos del plan de expansión aprobado por el Ministerio. En 

distribución concesiones y tarifas reguladas para clientes regulados y tarifas 

acordadas para clientes libres. Son clientes regulados los que tienen una 

demanda máxima inferior a 0.2 MW; los que tienen demanda entre 0.2 MW y 2.5 

MW puede optar por el régimen libre o el regulado y son clientes libres los de 

más de 2.5 MW. Existe también la categoría de gran usuario que es un usuario 

libre o una asociación de usuarios libres cuya potencia sea igual o superior 10 

MW. El gran usuario puede participar en el mercado spot.  

 

En el mercado spot pueden participar generadores, distribuidores por la 

demanda de usuarios libres y grandes consumidores libres66. El precio spot se 

estable para intervalos de 15 minutos. Los costos variables de las centrales 

térmicas son auditados. Existe un cargo por capacidad determinado 

administrativamente que se traslada al precios de los contratos. 

 

Las ventas de generadores a distribuidores se realizan sin contratos a precios 

regulados o mediante contratos adjudicados en licitación. Los distribuidores 

deben contratar la demanda regulada con tres años de anticipación. Las bases de 

contrato deben ser aprobadas por el regulador. Los precios que se trasladan a los 

                                                           
65 Existe una Ley anti-monopolio y anti-oligopolio del sector eléctrico. Ley 26876 de 1997. 
 
66 Hasta 2012 no se había reglamentado la participación de los Grandes Usuarios en el mercado 
spot. 



 
 

usuarios regulados son un promedio ponderado de los precios de contratos sin 

licitación y de los precios de contratos con licitación. Existe un mecanismo de 

compensación entre usuarios regulados para que el precio de generación sea 

único a nivel del SEIN.  El cargo de distribución que se denomina Valor 

Agregado de Distribución remunera los costos fijos de la clientela, los costos de 

inversión y las pérdidas reconocidas. El VAD se determina para un sistema 

económicamente adaptado a la demanda valorado a costo de reposición, con una 

vida útil de 30 años y una tasa de actualización de 12%. Existen 7 sistemas de 

distribución típicos. Los VAD se validad financieramente y para ser adoptados la 

tasa interna de retorno de las concesionarias debe estar 4 puntos porcentuales 

por encima o por debajo de la tasa de actualización.  La revisión de cargos se 

hace cada 4 años y se basa en estudios de las empresas y regulador.  

 

El plan de expansión de transmisión es preparado por el COES y aprobado por el 

Ministerio, previo concepto de OSINERG. La Ley 28832 distingue cuatro 

sistemas de transmisión el Sistema Principal de Transmisión y el Sistema 

Secundario de Transmisión conformado por las instalaciones en operación 

comercial antes de la vigencia de la ley. Las instalaciones puestas en operación 

comercial después de la vigencia de la ley conforman el Sistema Garantizado de 

Transmisión y el Sistema Complementario de Transmisión. El Sistema 

Garantizado es conformado por los proyectos del plan de expansión obligatorio; 

el Sistema Complementario está conformado por los proyectos que se desarrollen 

a iniciativa de uno o varios agentes.  

 

Los proyectos del plan de expansión son concesionados durante 30 años, vencido 

ese término revierten al estado. La remuneración de instalaciones de transmisión 

no sujetas a convocatoria se determina por el valor de reposición de un sistema 

económicamente adaptado a la demanda y la anualidad se calcula para una vida 

útil de 30 años y con una tasa de actualización de 12%. La remuneración 

regulada se reduce cuando existen ingresos por actividades no reguladas. 

 

Existen 23 empresas generadoras; 7 de transmisión y 24 de distribución. Las 

empresas privadas, que son 18, poseen el 74% de la capacidad de generación; las 

cinco estatales el 26% restante. Las cuatro empresas – Edegel, Enersur, Electro 

Perú y Duke-Egenor – son dueñas del 64% de la capacidad. En términos de 



 
 

capacidad, el índice HH es de 1.928 puntos, lo que indica alta concentración67.  

En transmisión hay 7 empresas, todas privadas, la mayor de la cuales, REPSA, es 

propietaria del 64% de los 6870 Kilómetros de redes de alta tensión; las demás, 

entre la cuales se encuentra ISA-Perú, se reparten el 36% restante en 

proporciones muy semejantes: Transmantaro, 8,8%; Redesur, 6,2%; ISA-Perú, 

5,7%; Eteselva, 5,7%; Conenhua, 5,4% y Etenorte, 5%. En distribución, 14 

empresas privadas abastecen a 2.130.000 clientes; 10 públicas atienden a 

2.750.000. La mayor empresa distribuidora es Edelnor con 1.060.000 clientes.  

 

El Ministerio de Energía y Minas es el ente rector del sector eléctrico. Su acción la 

desarrolla por intermedio de cuatros direcciones sectoriales, a saber:  

 

 Dirección General de Electricidad (DGE). Concede derechos para la 

realización de estudios y construcción de infraestructura eléctrica 

considerando la aprobación ambiental previa de la DGAAE. Promueve la 

generación de proyectos. Expide la normatividad que desarrolla las 

políticas del gobierno central para el sector eléctrico. 

 Dirección General de Eficiencia Energética. (DGEE). Encargada de la 

política de eficiencia energética, lo cual incluye los incentivos y 

disposiciones regulatoria para la producción y uso eficiente de las 

energías renovables y no renovables. Formula el Plan Energético Nacional 

y realiza el Balance Nacional de Energía.  

 Dirección General de Asuntos Ambientales Energéticos (DGAAE). 

Evalúa y aprueba los estudios ambientales de los proyectos eléctricos de 

acuerdo con los estándares de la normatividad nacional. 

 Oficina General de Gestión Social (OGGS).  Apoya a las empresas en el 

establecimiento de relaciones armoniosas con la población de las zonas 

donde se construyen y operan los proyectos del sector.  

 

El ente regulador es el Organismo de Supervisión de la Inversión en Minería y 

Energía - OSINERGMIN -  que fiscaliza el cumplimiento de los contratos de 

concesión y ejecuta la política de regulación de precios por intermedio de una  

dependencia suya la Gerencia Adjunta de Regulación Tarifaria (GART). La 

supervisión y vigilancia del cumplimiento de la normatividad ambiental está a 

cargo del Organismo de Evaluación y Fiscalización Ambiental, adscrito al 

                                                           
67 Shy, Oz. (1995). Industrial Organization. Theory and Applications. MIT Press. Cambridge, 
Massachusetts, London, England. Página 173.  



 
 

Ministerio del Ambiente. El Instituto Nacional de Defensa de la Competencia y la 

Propiedad Intelectual – INDECOPI- se encarga de lo referente al cumplimiento 

de las normas de competencia en el sector y de la protección de los derechos de 

los consumidores. También se ocupa de los derechos de los consumidores la 

Defensoría del Pueblo. La operación del sistema está a cargo del Comité de 

Operación del Sistema Interconectado Nacional (COES), conformado por los 

agentes – generadores, distribuidores, transmisores y grandes consumidores - del 

Sistema Eléctrico Interconectado Nacional (SIEN). El COES tiene a su cargo la 

elaboración del plan de expansión en transmisión que debe ser aprobado por el 

Ministerio, precio concepto de OSINERG. 

 

Otros agentes importantes son la Corporación Fondo Nacional de 

Financiamiento de la Actividad Empresarial del Estado – FONAFE- organismo 

por medio del cual el gobierno supervisa la gestión de las empresas estatales, 16 

en el caso del sector eléctrico. La electrificación rural está a cargo de la 

Administración de la Infraestructura Eléctrica S.A. –ADINELSA- empresa estatal. 

También tiene injerencia en el sector la Agencia de Promoción de la Inversión 

Privada – PROINVERSION.  

 

La Tabla 4-1 muestra algunos indicadores del sector eléctrico peruano.  

 

Tabla 4-1. Indicadores sector eléctrico Peruano 

 
 

Cobertura (%población) 80

Consumo per cápita (Kwh-año) 1000

Capacidad Instalada (MW) 7986

Capacidad Hidroeléctrica (%) 41

Capacidad Térmica (%) 59

Producción (GWh-año) 35.217

Producción Hidroeléctrica (%) 60

Producción térmica (%) 40

Demanda Máxima (MW) 4961

Indicadores - 2011

Sector Eléctrico de Perú

Fuente: MINEM



 
 

4.2 Sector Eléctrico de Chile 

Desde hace más de tres décadas, es la economía latinoamericana que registra las 

mayores tasas de crecimiento. Según el Banco Mundial, PIB per – cápita chileno 

creció durante los últimos 20 años a una tasa promedio anual de 3,8%; lo cual ha 

permitido que la población por debajo de la línea de pobreza sea de 15%.  En los 

últimos 10 años la tasa de desempleo ha estado alrededor del 8% de la fuerza 

laboral y la inflación del IPC en un 3,3%. Chile fue el primer país latinoamericano 

admitido en el OCDE, antes que México, y está calificado en el puesto 36 del 

Doing Business. Su deuda pública tiene grado de inversión en todas las 

calificadoras.   

 

Chile es un país con recursos energéticos muy limitados. Importa la casi 

totalidad del petróleo que consume y su abastecimiento de gas natural – para 

consumo directo y para las plantas térmicas – que provenía de Argentina se ha 

visto interrumpido en los últimos años, al parecer por consideraciones políticas; 

razón por la cual se ha optado por la instalación de plantas de regasificación, dos 

de las cuales están ya en operación.  Al mismo tiempo, se ha buscado impulsar 

los proyectos hidroeléctricos68 y térmicos a carbón, pero varios de éstos han 

enfrentado dificultades en su desarrollo a causa de la oposición de movimientos 

ambientalistas. Esto ha dado lugar a discusiones entre las empresas del sector y 

el gobierno en búsqueda de medidas que impidan la parálisis de los proyectos de 

generación y transmisión69.  También se presenta una discusión sobre el impacto 

de los precios de la electricidad en los costos del sector minero y el industrial70. 

 

La capacidad instalada de Chile es de 17.438 MW; 74% en el Sistema 

Interconectado Central (SIC), 25% en el Sistema Interconectado del Norte Grande 

(SING) 1% en sistemas eléctricos aislados como los de Magallanes, Isla de Pascua 

y Aysén. En 2011 la producción fue de 62.438 Gwh; 33% hidráulica y 67% 

térmica. El SIC abastece el suministro del 92% de la población del país y el 70% 

                                                           
68 El mayor de ellos es el de HidroAysén de 2.400 MW, promovido por Endesa y Colbún.  
 
69 ―Presidente Piñera y Gremios del Rubro Eléctrico Plantearon Claves de la Discusión Energética 
en 2013‖ Estrategia / 9 de enero de 2013.  ―Gremios eléctricos proponen nueva fórmula de 
diálogo‖ El Mercurio / 31 de diciembre de 2012. ―El costo de la energía para industriales se 
mantendrá alto si este es un año seco‖ Estrategia, 23 de enero de 2013. 
 
70―Alza de costos en la minería no sólo responde a los altos precios de la energía‖. El Mercurio / 7 
de noviembre de 2012. 
 



 
 

de su demanda es de usuarios regulados; mientras que en el SING el 89% de la 

demanda proviene de grandes consumidores industriales y mineros.  

 

El marco regulatorio competitivo de Chile es el más antiguo de América Latina, 

es anterior, incluso, al de Inglaterra y Gales 71 . Por eso resulta, en algunos 

aspectos, un tanto anacrónico frente a modelos de mercado más recientes.  

 

La expansión en generación es libre72, pero la regulación la incentiva con una 

remuneración a la capacidad que entra en el precio de los contratos y en los 

pagos entre generadores en el mercado spot. Los distribuidores que abastecen el 

mercado regulado están obligados a contratar con una anticipación mínima de 3 

años la totalidad del suministro y no participan en el mercado spot, el cual, es un 

mercado de diferencias entre generadores. No existen lo que en Colombia se 

llama comercializadores puros. El manejo de los embalses es administrado por 

medio de un modelo del valor del agua. El despacho de las térmicas se determina 

por los costos variables de generación que son verificados por los Centros de 

Despacho Económico de Carga.  

 

Los distribuidores, como ya se indicó, deben contratar, con tres años de 

anticipación y mediante licitaciones públicas, la totalidad del suministro para sus 

clientes regulados. Hasta enero de 2010 los precios de esos contratos eran 

regulados con la metodología de los precios de nudo. Desde esa fecha, en razón 

de lo dispuesto en la Ley Corta II, los precios son los que resultan de las 

licitaciones. Los contratos deben tener una duración máxima de 15 años y se 

adjudican al generador que oferte el menor precio. El precio que se traslada al 

consumidor es el promedio ponderado de los precios de los contratos del 

distribuidor73.  

 

                                                           
71 La Ley Eléctrica de Chile es de septiembre de 1982. Fue modificada en 2004 y 2005 por medio 
de las que se conocen como Ley Corta I y Ley Corta II. La Ley Corta I introdujo las licitaciones 
para la expansión en transmisión; la Ley Corta II adoptó el proceso de licitaciones para compra 
de energía por las distribuidoras reguladas abandonando la regulación de precios de nudo.  
  
72 Existe un plan indicativo de generación no vinculante que es empleado por el regulador, la 
Comisión Nacional de Energía, para calcular precios de largo plazo. 
 
73  Recientemente se han establecido disposiciones que obligan a los distribuidores a tener 
contratado en 2015 hasta el 10% de su suministro de fuentes no convencionales. Se entiende por 
fuentes no convencionales biomasa, eólica, solar, geotérmica e hidráulicas menores a 20 MW.  
 



 
 

Los grandes consumidores o clientes libres, con potencia conectada superior 2 

MW, pueden contratar con generadores o distribuidores en condiciones de 

precio, cantidad y duración libremente pactadas. Los consumidores con potencia 

entre 0.5 y 2 MW tiene la opción de contratar libremente por un período mínimo 

de 4 años antes de volver, si lo desean, a la condición de usuario regulado. Las 

distribuidoras no tienen obligación de suministro con los clientes libres.    

 

La distribución se remunera con el llamado Valor Agregado de Distribución 

(VAD) que incluye los costos fijos, los variables y las pérdidas reconocidas. El 

VAD se calcula para una red óptima de áreas de distribución típicas, red 

diseñada sin consideración de la red real74. La tasa de descuento empleada para 

el cálculo del VAD es de 10% real antes de impuestos. Con los VAD así 

calculados se estiman los flujos de fondos de la empresas de distribución los que 

deben arrojar, para que el VAD se aplique, una rentabilidad entre 6% y 14%. El 

VAD se fija para períodos de 4 años y está indexado con un índice compuesto 

que tiene en cuenta la tasa de cambio, el índice de precios al consumidor, el 

índice de precios al productor y el precio del cobre.  

 

La expansión de la transmisión en competitiva con base un plan elaborado con el 

concurso del Ministerio de Energía, la Comisión Nacional de Energía y los 

agentes de la cadena eléctrica, incluidos los grande consumidores. Las obras 

requeridas se licitan y se adjudican al proponente que demande la menor 

remuneración. Esa remuneración se mantiene, en términos reales, por un período 

de 20 años, pasado el cual se remunera de la misma forma en que se hace con los 

activos existentes que no fueron objeto de licitación. La remuneración de estos 

activos se hace con el valor de reposición a nuevo empleando un tasa de 10% 

para el cálculo de las anualidades.  

 

En el mercado chile participan 40 empresas generadoras, 10 transmisoras y 31 de 

distribución. Las 4 mayores empresas de generación – Endesa Chile, AES Gener, 

Colbún y GDF Suez – controlan el 73% de la capacidad y el índice HH, referido 

también a la capacidad, es supera los 1.600 puntos. En 2011, Endesa, Gener y 

Colbún respondieron por el 75% de la generación. Se estima que Endesa controla 

la mayor parte de los derechos de agua. En transmisión la empresa líder, 

                                                           
74 Para la estimación del VAD se hacen dos estudios: uno contratado por las empresas, otro por el 
regulado, CNE. El VAD que se emplea en la validación financiera es un promedio del resultante 
de los dos estudios, el cual el estudio de la CNE pesa dos tercios y el de las empresas uno. 



 
 

Transelec, con más de 8.000 Kilómetros de líneas, es propietaria de la mayor 

parte de la red de transmisión; le sigue Transnet que posee 2.344 kilómetros. 

Unas nueve de las 31 empresas de distribución superan los 100.000 clientes 

regulados; las cuatro más grandes – Chilectra, CGE Distribución, Chilquinta y 

CONAFE – tienen en conjunto 3.250.000 clientes regulados lo que equivale a un 

66% del total.  

 

El Ministerio de Minas es el ente rector. Dos dependencias suyas, la Comisión 

Nacional de Energía (CNE) y la Superintendencia de Electricidad y Combustibles 

(SEC) se encargan de la regulación tarifaria, la primera, y de la vigilancia y el 

control, la segunda. El Ministerio de Ambiente interviene en lo referente a las 

licencias ambientales y la Dirección General de Aguas en la concesión de los 

derechos de agua cuando hay lugar a ello. El sector es vigilado por las 

autoridades anti-monopolios: la Fiscalía Nacional Económica y el Tribunal de 

defensa de la libre competencia.  

 

El Tabla 4-2 muestra algunos indicadores del sector eléctrico chileno.  

Tabla 4-2. Indicadores Sector eléctrico chileno 

 
 

4.3 Sector Eléctrico de Brasil 

Brasil es el país más grande, en población y superficie, de América Latina y el 

Caribe y es la séptima economía del mundo y la primera en la región. Se 

caracteriza por tener fuertes sectores minero, agrícola, manufacturero y de 

servicios, y por su estabilidad macroeconómica, que ha venido mejorando 

constantemente desde 2003, con la acumulación de reservas internacionales y la 

Cobertura (%población) 99

Consumo per cápita (Kwh-año) 3375

Capacidad Instalada (MW) 17588

Capacidad Hidroeléctrica (%) 35

Capacidad Térmica (%) 64

Producción (GWh-año) 62438

Producción Hidroeléctrica (%) 45

Producción térmica (%) 51

Demanda Máxima (MW) 6482

Fuente: CNE - Ministerio Energía

Sector Eléctrico de Chile

Indicadores - 2011



 
 

reducción del perfil de su deuda. En 2008, Brasil se convirtió en un acreedor 

externo neto y dos agencias calificadoras de riesgo le otorgaron grado de 

inversión. En promedio, el PIB ha crecido a una tasa de 4.9% en los últimos 9 

años, alcanzando un máximo histórico de 7.75% en 2010. Su crecimiento se ha 

desacelerado con la situación económica internacional y las medidas tomadas 

por el gobierno para enfriar la economía y moderar el crecimiento de la inflación. 

La pobreza ha disminuido marcadamente, al pasar de 21% en 2003 a 11% en 

2009. Para diciembre de 2011 el desempleo urbano se encuentra en un nivel 

históricamente bajo de 4.7%. En el ranking de Doing Business se ubica en el 

puesto 130. 

 

Recientemente el sector eléctrico brasilero ha enfrentado dos tipos de 

problemáticas. La primera asociada con la oposición de grupos ambientalistas y 

comunidades indígenas al desarrollo de los grandes proyecto hidroeléctricos de 

Belo Monte y Santo Antonio75.  La segunda problemática tiene que ver con la 

insatisfacción de los grandes consumidores con el nivel de los precios de la 

electricidad76, la cual dio lugar a una revisión extraordinaria de las tarifas de las 

concesionarias de distribución y a la renegociación de las concesiones de 

transmisión. 77 

 

El sector eléctrico brasilero combina elementos de mercado con importantes 

dosis de planeación centralizada. Combina también, como el colombiano, 

empresas públicas y privadas; inversionistas nacionales y extranjeros y empresas 

gigantescas integradas con pequeñas empresas de generación o distribución. La 

reforma del sector hacia un modelo de mercado se inició 1995, bajo el gobierno 

del presidente Cardoso. En 2003 se presentó una situación de racionamiento que 

desacreditó las reformas. El primer gobierno de Lula echó marcha atrás, aunque 

                                                           
75 Belo Monte, en el río Xingú, es un proyecto de 10.000 MW con un embalse que inundará 668 
kilómetros cuadrados provocando el desplazamiento de 20.000 habitantes. Santo Antonio, que ya 
entró en funcionamiento, tiene 3.151 MW.  
 
76 Preço da energía preocupa grandes consumidores - Precio de la energía preocupa a grandes 
consumidores. Fuente: Agencia Canal de Energía. Diciembre 2012. Grandes Consumidores: busca 
pelo menor preço - Grandes consumidores: buscan el precio más bajo. Fuente: Agencia Canal de 
Energía. Enero 2013.  
 
77 Revisão tarifária prevê redução média de 4,46% para tarifas da Coelba - Revisión de tarifa 
proporciona una reducción promedio de 4,46% para las tarifas de Coelba. Fuente: Agencia Canal 
de Energía. Febrero 2013.  
 



 
 

en menor medida de lo que en ese momento se esperaba: suspendió el proceso 

de privatización78, restableció la planeación centralizada, suprimió el mercado e 

introdujo un despacho centralizado de costos79.  

 

En el mercado o cuasi mercado spot sólo participan los generadores en ajustes de 

sus diferencias. El Precio de Liquidación de Diferencias, que se determina 

mediante un modelo de optimización80, es empleado para liquidar las diferencias 

entre generación y contratos. El mercado entre generadores y distribuidores es 

regulado y se realizan subastas de la energía existente y los proyectos. Este se 

denomina ambiente de contratación regulada. En el llamado ambiente de 

contratación libre participan los generadores, grandes consumidores y auto-

productores. La Figura 4-1 representa el mercado eléctrico brasilero.  

 

                                                           
78 Las reformas de Cardoso buscaban la privatización de todo el sector eléctrico. Se inició por las 
distribuidoras razón por la cual la presencia de empresas privadas es más importante en esta 
actividad que en generación transmisión donde predomina el capital público.  
 
79 La reforma que se denomina Nuevo Modelo se adoptó mediante la ley 10848 de 2004. 
 
80 El PLD se obtiene a partir de la aplicación por el ONS (organismo operador del sistema) de los 
modelos de optimización de la operación del SIN. Estos modelos, el NEWAVE de horizonte cinco 
años y paso mensual, y el DECOMP de horizonte 12 meses, encuentran la solución óptima de 
empleo de los embalses, arbitrando entre el beneficio presente por el uso del agua y el beneficio 
futuro esperado por almacenar agua reduciendo los costos esperados futuros de combustible y de 
falla. El PDL se determina para un despacho ideal que no tiene en cuenta las restricciones. 

 



 
 

 
Figura 4-1. Mercado eléctrico de Brasil 

Fuente: Elaboración propia 

Existen tres tipos de agentes generadores, de acuerdo al destino de la energía 

generada: el servicio público, la autoproducción, o el productor independiente, 

una categoría definida en la reforma de los noventa, y que corresponde a las 

personas jurídicas o consorcios de empresas que reciben la concesión o la 

autorización para producir energía eléctrica destinada a la comercialización total 

o parcial por fuera del mercado público, por su cuenta y riesgo. Los auto-

productores, por su parte, son personas físicas o jurídicas, o consorcios de 

empresas, que reciben concesión o autorización para producir energía eléctrica 

destinada para su uso exclusivo. Los auto-productores pueden recibir, sin 

embargo, permiso para comercializar sus excedentes de forma eventual y 

temporal. 

 

Según ANEEL81, en 2011 había 77 agentes de servicio público, 705 productores 

independientes, 39 auto-productores autorizados a comercializar energía y más 

de 200 auto-productores no autorizados. Son un total de 814 agentes, y en el 

mencionado anexo se detallan las plantas en operación, la capacidad instalada, la 

participación en el mercado, los proyectos en construcción y los proyectos 

                                                           
81

 ANEEL es el acrónimo de la Agencia Nacional de Energía Eléctrica.  

 



 
 

otorgados que no están todavía en construcción.  Considerando en principio el 

número de agentes registrados, el sector de generación no parece concentrado: 

los cuatro mayores tendrían el 35% de la capacidad instalada y el índice HH, 

referido también a la capacidad, sería de 466 puntos. Sin embargo, hay que tener 

en cuenta que los mayores generadores registrados – CHEST, FURNAS y 

Eletronorte – son filiales de la empresa estatal ELETROBRAS, la cual administra 

a nombre del gobierno la generación de Itaipú. En total ELETROBRAS tiene 

41.621 MW, el 35.5% de la capacidad del país 82 ; es propietaria de 56.179 

kilómetros de líneas de transmisión, 56% del total; y es propietaria de las 

distribuidoras de los estados de Piauí, Rodonia, Amazonas, Algoa, Roraima y 

Acre. Al lado de ELETROBRAS existen varios grupos empresariales con 

presencia en todas las actividades de la cadena eléctrica. Se destaca en Brasil la 

importancia de la auto-producción; seis grandes auto-productores – Petrobras, 

Compañía Brasilera de Aluminio, Valesul Alumnio, Alcoa, Camargo Correa 

Cemento y Votorantim Cemento- tienen en conjunto 11.530 MW de capacidad.  

 

En transmisión ELETROBRAS tiene el 56% de las líneas83 y el 47% de los ingresos 

por intermedio de sus filiales FURNAS, CHEST, Eletronorte y Eletrosul. El 

segundo jugador es CTEEP S.A. filial de ISA, que posee el 12% de las líneas y 

recibe el 15% de los ingresos. Existen unas 51 empresas concesionarias de redes 

de transmisión. La expansión del servicio se hace con base en un plan cuyos 

proyectos integrantes se subastan por ANEEL. La gran extensión de este sistema 

de transmisión se explica por la gran amplitud de la superficie del país y por el 

hecho de que los centros de generación –en su mayoría de fuente hidroeléctrica– 

se ubiquen en regiones alejadas de los grandes centros de consumo, que tienden 

hacia el centro y las regiones costeras. 

 

Hay en el Brasil 64 concesionarias de distribución. En la mayoría de los estados 

existe sólo una; pero en algunos hay 2 ó 3. En Sao Paulo hay 15 y 10 en Río 

                                                           
82 Brasil tiene 117.134 MW de potencia instalada y en operación:  78.371 MW (66,9%) corresponde 
a grandes centrales hidroeléctricas, 20.649 MW (17.6%) a termoeléctricas que queman 
combustibles fósiles, 8.875 MW (7.6%) a termoeléctricas que queman biomasa (principalmente 
bagazo de caña), 1.720 MW (1,5%) a termoeléctricas que queman otros tipos de combustibles, 
4.087 MW (3.5%) a hidráulicas pequeñas (1 MW a 30 MW) y mini hidráulicas (menores a 1 MW), 
2007 MW (1.7%) a dos centrales nucleares y 1.425 MW (1,2%) a usinas eólicas. 
 
83 El sistema de transmisión o sistema interconectado nacional, está compuesto por más d 100.000 
kilómetros de líneas de tensiones iguales o superiores a 230 kv.  



 
 

Grande del Sur. La mayor distribuidora del país es Eletropaulo. Las mostradas 

en el Tabla 4-3 atiende 34 millones de clientes, 80% del total del país.  

  

Tabla 4-3. Distribuidoras Brasil 

 

Fuente: ANEEL 

No existe en Brasil una remuneración explícita a la capacidad. La regulación 

impone a los distribuidores y también a los consumidores libres, la obligación de 

contratar la totalidad de su demanda. La energía suministrada por las centrales 

existentes debe contratarse con una anticipación de un año; la de las centrales en 

construcción con una anticipación de 3 a 5 años.  Esta contratación de largo plazo 

parece dar un incentivo suficiente a la inversión.  

 

Los distribuidores deben garantizar el abastecimiento de la totalidad de su 

demanda mediante contratos en el Ambiente de Contratación Regulada (ACR). 

Los generadores que firman esos contratos son seleccionados mediante 

licitaciones en la modalidad de subastas. La ANEEL está a cargo de la regulación 

de esas licitaciones y de su ejecución, directamente o a través de la Cámara de 

Comercialización de Energía Eléctrica (CCEE).  Existes tres tipos de subasta 

según la anticipación con relación al año de inicio de la entrega del suministro. 

Las subastas A - 5 realizadas en el quinto año anterior al año A; las A - 3 

realizadas en el tercero y las A - 1 realizadas en el año anterior. Las subastas A-5 

y A-3 se realizan para la compra de energía de nuevos proyectos de generación y 



 
 

las A-1 para la compra a centrales existentes. Además de las anteriores pueden 

realizarse subastas de Ajuste. Se realizan subastas energía proveniente de fuentes 

alternativas y una subasta de energía de reserva. Todas estas subastas las realiza 

la CCEE de forma centralizada.    

 

La duración de los contratos firmados con centrales nuevas (subastas A-5 y A-3) 

es como mínimo de 15 años y como máximo 30 años. Para los contratos con 

centrales existentes (subastas A-1) la duración es como mínimo 5 años y como 

máximo 15 años. Para los suministros con fuentes alternativas la duración es 

entre 10 y 30 años84. Las subastas de ajuste prevén el inicio de la entrega en un 

plazo máximo de cuatro meses luego de la subasta con plazo de suministro de 

hasta dos años. Se da prioridad en las subastas A -5 y A-3 a los proyectos 

incluidos en el plan de expansión elaborado por la EPE85 y aprobado por el 

CNPE. Este es el caso de los grandes proyectos de Santo Antonio, Jirau y Belo 

Monte. Existen dos tipos de contratos: Modalidad Energía o pague lo 

demandado, y Modalidad Disponibilidad o pague lo contratado. Esta última 

modalidad se privilegia para las térmicas. 

 

Los grandes clientes o clientes libres compran el Ambiente de Contratación Libre 

(ACL) en el cual pueden comprar su energía a cualquier proveedor en 

condiciones libremente pactadas. Son clientes libres los consumidores con 

demanda igual o superior a 3 MW y los consumidores conectados con tensión de 

suministro mayor o igual a 69 Kv pueden.  Se estima que el 25% de la demanda 

del país corresponde al suministro a clientes libres. 

 

El sistema de transmisión de Brasil cuenta hoy con más de 99.000 km de líneas de 

tensión mayor o igual a 230 Kv y capacidad de transformación superior a 222.000 

MVA. La expansión se realiza en el Plan Decenal de Energía Eléctrica y el 

Programa de Expansión de la Transmisión, elaborados por la EPE. Las nuevas 

obras para la expansión de la Red Básica son licitadas por medio de una subasta 

de transmisión y los refuerzos en las concesiones existentes son autorizados por 

la ANEEL. Los contratos de concesión de transmisión son generalmente 
                                                           
84  Existe un programa de incentivos a las fuentes alternativas, denominado PROINFA – 
Programa de Incentivos a las Fuentes Alternativas, creado por la ley 10438 de 2002. 
 
85 Empresa de Pesquisa Energética o Empresas de Investigación Energética. Es una empresa 
estatal encargada de realizar los estudios del sector y de elaborar el plan de expansión en 
generación y transmisión.  
 



 
 

celebrados por treinta años de vigencia. Hay revisiones de la remuneración cada 

cuatro años y reajustes tarifarios anuales. El ingreso anual permitido (Receita 

Anual Permitida – RAP) es el pago recibido por las concesionarias por la 

disponibilidad de sus instalaciones para el servicio público de transmisión. En las 

instalaciones existentes se remuneran el activo neto depreciado con una tasa de 

retorno regulada86. Los costos de operación y mantenimiento son estandarizados 

pero tienen en cuenta las condiciones geográficas. Para las instalaciones nuevas 

cuya construcción, operación y mantenimiento se concede mediante una subasta 

el valor del ingreso anual permitido (RAP) de la transportista es el que resulta de 

la propuesta ganadora en la subasta, que se paga a partir de la entrada en 

operación comercial de la instalación y por un período de 30 años y es objeto de 

ajustes de acuerdo a lo establecido en el contrato de concesión. Los cargos por el 

empleo de la red de transporte por parte de los generadores y las cargas se 

trasladan mediante la Tarifa de Uso de los Sistemas de Transmisión (TUST) que 

es fijada por la ANEEL. La TUST se calcula a partir de la simulación del 

Programa Nodal, sistema computacional que implementa la Metodología Nodal. 

Esta metodología atribuye tarifas por el uso de la red de transmisión a la 

generación y a la demanda en cada nodo, que dependen de la intensidad de uso 

que hacen esas inyecciones o retiros de potencia.  

 

Las empresas de distribución no pueden participar en otras sociedades de 

manera directa ni indirecta, ni realizar actividades de generación y transmisión, 

ni venta a consumidores libres, excepto los que estén localizados en su área de 

concesión. Las de generación no pueden ser controladoras de sociedades que 

desarrollen el servicio público de distribución. Por proceder de subastas en el 

ambiente regulado, los costos de generación son trasladables a las tarifas, bajo la 

fiscalización de ANEEL. Los activos de distribución remunerables son 

determinados con base en inventarios de revisiones anteriores y en índices de 

aprovechamiento fijados por ANEEL. Son valorizados por sus precios de 

reposición a nuevo, según un Banco de Precios de la ANEEL, que tiene en cuenta 

las compras efectivas de los distribuidores.  Las revisiones tarifarias se realizan 

cada cuatro años. También se contemplan revisiones extraordinarias. La tasa de 
                                                           
86 La tasa de retorno es calculada por ANEEL con la metodología WACC aplicando el modelo 
CAPM. La tasa de retorno real en moneda nacional después de impuestos determinada por el 
WACC es de 7,24% para las empresas existentes en 1999, adoptada en el segundo ciclo de 
revisión tarifaria (2009-2013). Para las obras licitadas a partir de 2000, la tasa de retorno regulada 
está sujeta a actualización cada cinco años (al quinto, décimo y decimoquinto año) y para 2011 es 
de 5.59% en términos reales y después de impuestos. 
 



 
 

retorno se determina al igual que en transmisión con la metodología WACC y el 

modelo CAPM. En la actualidad está en 9,95% real después de impuestos. Los 

costos AOM se determinan con la metodología de empresa de referencia.  El 

cálculo de los cargos incluye un factor de ajuste (factor X) por eficiencia o 

economías de escala.  

 

Brasil comparte con Paraguay la central de Itaipú Binacional. Además de la que 

le corresponde como propietario, compra a su socio la energía que éste no utiliza. 

Tiene además conexiones con Venezuela, Argentina y Uruguay. Los 

intercambios con esos países son aun relativamente esporádicos.  

 

El Ministerio de Minas y Energía (MME) es el ente rector del sector eléctrico. Por 

intermedio de la Empresas de Pesquisa Energética (EPE) define el plan de 

expansión de generación y transmisión. La regulación se ejerce por intermedio de 

la Agencia Nacional de Energía Eléctrica (ANEEL) que tiene a su cargo la fijación 

de las tarifas reguladas y la realización de las subastas que, como se ha visto, son 

un aspecto fundamental de la institucionalidad sectorial. La regulación ambiental 

la realiza el Consejo Nacional de Medio Ambiente (CONAMA) que define las 

normas de los estudios de impacto ambiental. 

4.4 Sector Eléctrico en el Nord Pool. 

El Nord Pool está integrado por Dinamarca, Finlandia, Noruega y Suecia. Las 

reformas del sector eléctrico en esos países se iniciaron en Noruega en 1991, 

seguido de Finlandia, 1995, y Dinamarca y Suecia en 1996 87 . Un rasgo 

característico de todas esas reformas fue la separación de las actividades 

eléctricas susceptibles de ser desarrolladas en régimen de competencia – 

generación y comercialización - de las actividades de red – transmisión y 

distribución - caracterizadas como monopolios naturales por la presencia de 

rendimientos crecientes. A estas últimas se les aplica una regulación ex – ante88 

                                                           
87 Véase: Midttun, Atle. ―The Norwegian, Swedish and Finnish Reforms: Competitive Public 
Capitalism and teh Emergence of the Nordic Internal Market‖ y Hvelplund, Frede. ―Energy 
Efficiency and the Political Economy of the Danish Electricity System‖ en Midttun, Atle (Ed). 
European Electricity System In Transition. ELSEVIER, United Kingdom, 1997.  
 
88  Hasta 2005, en Finlandia, y 2011, en Suecia se practicó una regulación ex – post de las 
actividades de transmisión y distribución. En esta forma de regulación las empresas fijan sus 
tarifas las cuales pueden ser revisadas y ajustadas, en caso de juzgarse excesivas, por el 
regulador, a petición de parte o por iniciativa propia.  
 



 
 

de ingreso máximo (revenu-cap) cuyo objetivo es impedir que las empresas 

impongan a los consumidores precios excesivos y garantizarles al mismo tiempo 

los ingresos requeridos para la gestión y desarrollo eficiente de sus redes que les 

permita prestar servicios de calidad.   

 

La estructura industrial de las actividades de red en los países del Nord Pool se 

caracteriza por la presencia de un gran número de empresas. Esto se explica en 

gran medida por el desarrollo histórico de la actividad de distribución de 

electricidad la cual estaba a cargo de los municipios hasta los años 90. Desde 

entonces se han realizado numerosas fusiones, pero aun así el número de 

distribuidoras o DSO89 continúa siendo elevado con relación a los estándares de 

Europa90. La regulación de las actividades de red es un hibrido de ingreso 

máximo (revenu-cap) y tasa de retorno (rate of return regulation). En todos los 

países, con excepción de Dinamarca, se aplica alguna versión del método WACC 

para determinar la tasa de retorno.  

 

Tabla 4-4. Nord Pool Estructura industrial de las actividades de Transmisión y 

Distribución 

 
 

El Nord-Pool es uno de los mercados más antiguos del mundo.  Opera desde 

1996 y tiene su sede en Oslo. Participan 123 agentes de cuatro países: Noruega, 

Suecia, Dinamarca y Finlandia; entre productores, comercializadores, grandes 

consumidores e intermediarios (Traders y Brokers).  Es el mercado más liquido 

con un volumen superior a los 300 Twh., que equivalen al 72% del consumo de 

los países miembros. El valor de las transacciones supera los 15 billones de 

Euros. Tiene también un mercado de futuros con 317 agentes. 

 

                                                           
89 DSO: Distribution System Operator. TSO: Transmission System Operator.  
 
90  Con excepción de Alemania, país también de tradición municipalista en distribución de 
electricidad, donde existe unos 700 DSO.  

País Dinamarca Finlandia Noruega Suecia

Transmisión # de empresas 1 1 1 1

Transmisión  regional # de empresas 8 12 91 4

Distribución # de empresas 84 87 142 175

Distribución Cuota media de mercado (%) 1,2 0,8 0,6

Distribución - cuota de mercado 3 mayores (%) 41 33 51

Elaboración propia con base en Nordic Energy Regulators (2011)

Observación: En Noruega muchas empresas de distribución son también de transmisión regional

Nord Pool Estructura industrial de las actividades de transmisión y distribución



 
 

5 CONCLUSIONES 

Las comparaciones detalladas de precios y cargos, regulación, funcionamiento de 

los mercados y estructura de la industria se harán con Brasil, Perú y Chile, entre 

los países emergentes; y en los desarrollados con el Nord Pool y Estados Unidos 

en los casos de Texas, Ohio y PJM. 

 

Se harán comparaciones a nivel más general con Corea del Sur y México en razón 

de su significación como economías emergentes y de su relevancia para 

Colombia desde el punto de vista comercial. Se examinará la experiencia 

regulatoria de Inglaterra y de la Unión Europea incluyendo comparaciones de 

precios por lo menos a nivel agregado.  



 
 

CAPITULO 4. Comparación de precios y tarifas 

El cociente entre el valor total pagado y la cantidad de KWh consumidos en el 

período arroja sin ambigüedades, cualquiera sea el pliego tarifario, el precio o la 

tarifa media pagada por un consumidor o un grupo bien definido de éstos. Es de 

esta forma como las entidades encargadas suministran esta información en 

países como Estados Unidos,  la US Energy Information Administration (USEIA), 

Brasil, la Agencia Nacional de Energía Eléctrica (ANEEL) y Perú, OSIGNERMIN. 

Otro procedimiento utilizado para determinar la tarifa media es el de las facturas 

típicas. En este caso de parte de lo que se considera es el consumo típico de un 

grupo de consumidores que reciben el suministro a un mismo nivel de tensión. 

Dicho consumo se valora con el pliego tarifario que le corresponde y el cociente 

entre el valor así obtenido y el consumo típico arroja la tarifa media de ese grupo 

de consumidores. Este es el procedimiento aplicado por la Comisión de 

Integración Energética Regional y por la Comunidad Europea para realizar las 

comparaciones tarifarias entre los países miembros de esas organizaciones. No 

hay ninguna razón para que las tarifas medias calculadas con los dos 

procedimientos coincidan; usualmente diferirán pero no de forma significativa.  

En Colombia ninguna entidad oficial tiene a su cargo la elaboración de la 

información sobre las tarifas medias pagadas por los diferentes sectores de 

consumo. Probablemente la Superintendencia de Servicios Públicos 

Domiciliarios podría suministrar esa información empleando incluso los dos 

procedimientos descritos. En efecto, las empresas comercializadoras deben 

reportar los valores facturados y los consumos de la diferentes categorías de 

usuarios: residenciales, industriales, comerciales, oficiales y otros. También 

recibe mensualmente los pliegos tarifarios aplicados por las empresas a los 

diferentes tipos de usuarios. Igualmente recibe información sobre los precios 

pactados en los contratos de largo plazo, lo cual le permitiría calcular el precio 

medio del suministro al sector industrial no regulado. Hacia el futuro es 

conveniente que la Superintendencia produzca de forma periódica esta 

información ya que tiene los medios y la competencia para hacerlo.  

En ausencia de información oficial sobre las tarifas promedio, una de las tareas 

de un estudio como el presente es el cálculo de las tarifas de Colombia que se 

emplearán en las comparaciones. La fórmula tarifaria aplicada en el país permite 

determinar sin ambigüedad el costo unitario del suministro en el mercado 

regulado y a partir de allí, teniendo en cuenta los subsidios, contribuciones e 

impuestos, las tarifas medias de los diferentes sectores. Este fue el método 



 
 

elegido. No obstante, para algunas comparaciones con países de América Latina 

se empleó la información de la CIER en razón de la homogeneidad.  

Un segundo problema planteado por las comparaciones es el de la conversión de 

las tarifas de los diferentes países a una moneda común. En razón de la 

significación que para todo mundo tiene se eligió el dólar de Estados Unidos y 

para la conversión de las monedas nacionales se empleó el tipo de cambio 

promedio del año reportado por los bancos centrales de cada país. El año para las 

principales comparaciones es 2012. Para obviar los impactos de las diferencias en 

la apreciación o depreciación de las monedas nacionales frente al dólar, se 

muestran cuando la información disponible los permite, las variaciones de las 

tarifas en las monedas nacionales.  

1 LA TARIFA MEDIA DE ELECTRICIDAD EN COLOMBIA. 

1.1 CU regulado 

Para el cálculo de la tarifa media regulada en el nivel de tensión 1 se tomó dos 

fuentes de información, la reportada a la Superintendencia de Servicios Públicos 

Domiciliarios por 21 empresas de distribución 91  y la suministrada por 

ASOCODIS  de las 4 grandes empresas que atienden aproximadamente el 70% 

de la demanda del país, EPM, CODENSA, EMCALI y ELECTRICARIBE.  

En la primera se toman los reportes de las tarifas aplicadas en cada mes que las 

empresas deben publicar en un periódico de circulación en su área de influencia. 

Para cada uno de los años del período considerado, 2008 – 2012, y para cada 

empresa se tomó el promedio simple de las tarifas mensuales y se obtuvo la 

                                                           
91  Se incluyeron las siguientes empresas: Empresa De Energía De Boyacá S.A. Esp, 
Central 
 Hidroeléctrica De Caldas S.A. E.S.P., Centrales Eléctricas Del Cauca S.A. Empresa De 
Servicios Públicos, Centrales Eléctricas De Nariño S.A. E.S.P., Empresa De Energía Del  
Quindío S.A.E.S.P., Electrificadora De Santander S.A. E.S.P., Empresa De Energía Del 
Pacífico S.A. E.S.P., Empresas Públicas De Medellín E.S.P., Empresa De Energía De 
Cundinamarca S.A. E.S.P, Centrales Eléctricas Del Norte De Santander S.A. E.S.P, 
Compañía De Electricidad De Tuluá S.A. E.S.P., Empresa Municipal De Energía Eléctrica 
S.A-E.S.P, Electrificadora Del Huila S.A. E.S.P., Electrificadora Del Caquetá S.A. E.S.P, 
Empresa De Energía De Pereira S.A. E.S.P., Codensa S.A. E.S.P, Electrificadora Del 
Caribe S.A. E.S.P., Empresas Municipales De Cali E.I.C.E E.S.P, Empresa Distribuidora 
Del Pacifico S.A. E.S.P, Compañía Energética Del Tolima S.A E.S.P, Empresa De Energía 
De Casanare S.A E.S.P 



 
 

tarifa promedio del año. Estas tarifas promedio se ponderaron por la 

participación de la energía facturada por cada empresa en la energía facturada 

por el grupo y se obtuvo así la tarifa promedio nacional para cada año. Estas 

participaciones se obtuvieron del estudio ―Informe sectorial sobre la evolución 

de la distribución y comercialización de energía eléctrica en Colombia”, realizado 

por la UPME y ASOCODIS en 2011. El resultado de estos cálculos se presenta en 

la Tabla 1-1.  

Tabla 1-1. Costo unitario regulado ($/KWh). Promedio ponderado anual – 21 

empresas 

 

Un ejercicio similar se hizo con las tarifas aplicadas por las cuatro distribuidoras 

más grandes del país. La tarifa promedio resultante se muestra en la Tabla 1-2. 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Componentes 2008 2009 2010 2011 2012

Costo Unitario 286 318 342 354 362

Generación 93 114 127 125 129

Transmisión 21 21 21 21 21

Pérdidas reconocidas 19 23 25 25 25

Distribución 114 120 123 131 133

Comercialización 32 35 37 38 40

Restricciones 8 5 9 13 14

Promedio ponderado anual. Pesos corrientes

Fuente: SSP - SUI 

Costo Unitario Regulado ($/KWh)



 
 

Tabla 1-2. Costo unitario regulado ($KWh). Promedio ponderado anual - 4 

empresas grandes 

 

Debido a que las 4 mayores distribuidoras atienden un gran porcentaje de la 

demanda del país, para efecto de las comparaciones con las tarifas de otros países 

se empleara, siempre que no se advierta lo contrario, los resultados de la Tabla 

1-2 que son más representativos de las tarifas de Colombia.  

Como se observa en la Tabla 1-2, entre 2008 y 2012 el costo unitario promedio 

ponderado de los 4 mercados principales de Colombia, sin tener en cuenta las 

ADD, se incrementó en 23%. El componente de generación aumentó en 35%; el 

de distribución (sin ADD) en 14%; el de pérdidas, 26%; restricciones, 75% y 

comercialización, 15%. Por su lado el costo de transmisión se mantuvo 

relativamente constante. 

Componentes 2008 2009 2010 2011 2012

CU  con ADD 281 322 333 332 353

CU sin ADD 277 319 326 322 340

Generación 98 124 129 124 132

Transmisión 22 23 22 21 21

Pérdidas Reconocidas 20 25 26 24 25

Distribución sin ADD 100 108 107 109 114

Distribución con ADD 103 111 115 120 127

Comercialización 30 33 32 31 34

Restricciones 8 5 9 12 13

Impuesto sobre G 6 7 7 8 8

Impuesto sobre T 2 2 2 2 2

Total impuestos 8 9 9 10 10

Costo Unitario Regulado ($/kWh)

Fuente: Cálculos ASOCODIS - 4 empresas: EPM, CODENSA, EMCALI, ELECTRICARIBE

Promedio ponderado anual - 4 empresas grandes. Pesos constantes 2012



 
 

 

 

Figura 1-1. Composición porcentual del Costo Unitario Regulado 

La Figura 1-1 muestra la composición porcentual del costo unitario regulado. En 

esta se observa un aumento de 3,5 puntos porcentuales en la participación de la 

componente de generación en relación al costo unitario total, así como una 

disminución de 2,6 y 1,7 puntos porcentuales en distribución y transmisión 

respectivamente. 

Las comparaciones tarifarias internacionales suelen hacerse con y sin impuestos 

y éstos se diferencian entre el IVA y aquellos impuestos que no pueden ser 

descontados. El impuesto más ostensible que pesa sobre las tarifas eléctricas en 

Colombia es la contribución que grava los consumos de los usuarios 

residenciales de los estratos 5 y 6 y del comercio. La contribución está ya excluida 

del costo unitario. Pero existen otros impuestos que están incluidos en el costo 

unitario reportado por las empresas y que usualmente no se excluyen de algunas 

comparaciones92. Los impuestos en cuestión son el FAER, el PRONE y el FAZNI 

que están incluidos en los componentes de generación y transmisión. La Tabla 

1-3 muestra los valores reportados por XM para cada uno de esos impuestos en 

el período considerado.  

                                                           
92 En los pliegos tarifarios reportados por las empresas colombianas a la CIER están 
incluidos esos impuestos, no obstante lo cual las tarifas calculadas para Colombia en los 
reportes de esa entidad aparecen como si no los incluyeran. Las tarifas industriales y 
comerciales calculadas por la CIER para Colombia en su reporte de 2012 incluyen 
también la contribución.  



 
 

Tabla 1-3. Impuestos sectoriales específicos vigentes en Colombia 

 

Además de los anteriores deben tenerse en cuenta las tasas ambientales que 

gravan con un 6% y un 4% la producción hidroeléctrica y térmica, 

respectivamente. Para descontar este impuesto del componente de generación las 

tasas establecidas se ponderaron por la energía generada por cada una de esas 

fuentes en el período de estudio.  

En la Tabla 1-4 se presenta el costo unitario y sus componentes haciendo 

explícitos los impuestos mencionados. En su conjunto, los impuestos sectoriales 

representan cerca de un 3% del costo unitario, los que pesan sobre la generación 

el 6,1% de este componente y los de la transmisión el 9,5% aproximadamente.  

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

CONCEPTO FECHA INICIAL FECHA FINAL VALOR ($/kWh) FECHA BASE

01/01/2008 30/06/2011 1 Diciembre de 2002

01/07/2011 31/03/2013 1,34 Junio de 2011

PRONE 01/01/2008 31/03/2013 1

01/01/2008 31/12/2008 1,0127

01/01/2009 31/12/2009 1,1038

01/01/2010 31/12/2010 1,0797

01/07/2011 31/12/2011 1,1269

01/01/2012 31/12/2012 1,1855

Fuente: XM

Impuestos sectoriales específicos vigentes en Colombia

FAER

FAZNI

01/01/2013 31/12/2013 1,1539



 
 

Tabla 1-4. Costo Unitario Regulado ($/KWh). 4 empresas grandes 2008 - 2012 

 

La Figura 1-2 muestra la composición porcentual del costo unitario cuando se 

explicitan los impuestos.  

 

Figura 1-2. Composición porcentual del Costo Unitario Regulado explicitando 

los impuestos 

Fuente: Elaboración propia 

Componentes 2008 2009 2010 2011 2012

CU  con ADD 281 322 333 332 353

CU sin ADD 277 319 326 322 340

Generación 98 124 129 124 132

Transmisión 22 23 22 21 21

Pérdidas Reconocidas 20 25 26 24 25

Distribución sin ADD 100 108 107 109 114

Distribución con ADD 103 111 115 120 127

Comercialización 30 33 32 31 34

Rrestricciones 8 5 9 12 13

Impuestos sobre G 6 7 7 8 8

Impuestos sobre T 2 2 2 2 2

Total impuestos 8 10 9 10 10

Fuente: Cálculos ASOCODIS - 4 empresas: EPM, CODENSA, EMCALI, ELECTRICARIBE

Costo Unitario Regulado ($/kWh)

Promedio ponderado anual - 4 empresas grandes. Pesos constantes 2012



 
 

1.2 Precio no regulado – Tarifa industrial 

El cálculo de la tarifa industrial promedio resulta un poco más complejo como 

quiera que la información pública sobre el componente de generación es 

contradictoria. A continuación se enumeran las fuentes de información 

disponibles y los problemas que presenta cada una de ellas: 

 Reportes a XM de Resolución 135. Todos los agentes del sector coinciden 

en que esta información es inadecuada como quiera que en muchos casos 

las cifras sobre el precio de la generación incluyen otros componentes del 

costo. 

 Reportes a la Superintendencia de Servicios Públicos – Formato 14. Se 

reporta semestralmente e incluye el precio de todos los contratos vigentes. 

Además de mostrar diversas inconsistencias no se presentan datos sobre 

cantidades lo cual impide obtener promedios ponderados.  

 

En vista de las dificultades para procesar esa información se recurrió a los 

agentes involucrados. Un grupo de industriales de la ANDI suministró el precio 

fijado en unos 60 contratos acordados en diferentes años. Una muestra 

claramente insuficiente. ACOLGEN, por su parte, entregó una serie histórica con 

el precio promedio de los contratos pactados en el mercado no regulado. Ésta es 

la utilizada en el presente estudio. Se presenta en la  Tabla 1-5 en pesos corrientes 

y constantes de 2012.  

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 



 
 

Tabla 1-5. Precio promedio ponderado de los contratos del mercado no 

regulado ($/KWh) 

 

Es usual que en el precio de los contratos esté incluido el costo de 

comercialización. Dada la naturaleza de este costo, al diluirse en una cantidad 

relativamente elevada de KWh, su efecto es insignificante. El precio de la 

generación reportado en la Tabla 1-5 incluye el costo de comercialización.  

Para obtener el precio final del suministro en los grandes consumidores es 

preciso adicionar al precio de los contratos los cargos regulados: transmisión, 

distribución, pérdidas reconocidas y restricciones. Para ello se tomaron los 

cargos promedio de las 4 grandes empresas bajo el supuesto razonable de que 

mayoritariamente la industria se encuentra localizada en sus mercados y 

conectada a sus redes. En el análisis de las tarifas percibidas por los industriales 

del país, se discriminará el costo unitario en los 4 niveles de tensión y los 

usuarios directamente conectados al STN. Vale la pena aclarar, que si bien los 

niveles de tensión 1 y 2 están compuestos en su mayoría por usuarios 

residenciales, también está presente pequeña y mediana industria. Datos del 

Ministerio de Comercio, Industria y Turismo para 2009 reportan que el 99% de 

las empresas pertenecen a estas dos categorías y representan alrededor del 45% 

del PIB nacional. Finalmente se obtuvo el precio de la electricidad industrial que 

se presenta en la Tabla 1-6. 

Tabla 1-6. Precio de la electricidad industrial en 2012 

$ % $ % $ %

2001 50 75 83

2002 54 8,6 74 -0,6 85 1,5

2003 65 19,6 84 13,1 95 12,3

2004 71 9,1 88 4,3 98 3,4

2005 74 4,1 90 2,0 98 -0,7

2006 75 1,8 86 -3,6 95 -2,6

2007 80 7,1 91 5,7 96 1,3

2008 92 14,7 96 5,3 103 6,6

2009 107 16,2 114 18,8 117 13,9

2010 113 5,3 115 0,9 120 2,1

2011 119 5,9 116 0,3 122 2,1

2012 125 4,8 125 8,0 125 2,3

Año

Fuente: ACOLGEN 

$/KWh

Precio promedio de los contratos del mercado no regulado

Corrientes
Constantes 2012 (IPP 

base 2012)

Constantes 2012 (IPC 

base 2012)



 
 

 

Fuente: Elaboración propia con base a datos de ASOCODIS 

Para expresar los precios en dólares de Estados Unidos se empleó el promedio 

anual de la tasa representativa del mercado cuyos valores se presentan en la 

Figura 1-3. 

 

Figura 1-3. TRM promedio anual - Colombia 

Fuente: Cifras del Banco de la República  

A partir de 2010 se destaca el impacto de la revaluación del peso sobre las tarifas 

expresadas en dólares. En dicho año, el precio no regulado y el CU regulado se 

incrementaron en pesos 0,9% y 2,2%, respectivamente; en dólares el incremento 

correspondiente fue de 14,7% y 16,1%. En los años siguientes el incremento en 

dólares ha excedido al incremento en pesos. La Tabla 1-7 muestra el detalle.  

Tabla 1-7. Evolución de precio de mercado no regulado y del CU regulado en 

pesos y dólares 

Componentes Nivel 1 Nivel 2 Nivel 3 Nivel 4 STN Promedio*

CU con impuestos 340 239 208 180 162 195

Generación + comercialización 166 125 125 125 125

Transmisión 21 21 21 21 21

Distribución sin ADD 114 72 42 17 -

Pérdidas reconocidas 25 8 7 4 3

Restricciones 13 13 13 13 13



 
 

 

1.3 Tarifas reguladas y precio no regulado en dólares.  

Solo resta para concluir esta parte expresar los precios en dólares. Para ello se 

toman las cifras de las Tablas 1- 4 y 1-6 y la TRM de la Figura 1-3. Los resultados 

se muestran en las Tablas 1-8 y 1-9.  

Tabla 1-8. Costo Unitario regulado - 4 empresas 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

G+C - no 

regulado

CU - 

Regulado

G + C - no 

regulado

CU - 

Regulado

G + C - no 

regulado
CU - Regulado

G + C - no 

regulado
CU - Regulado

$/KWh $/KWh US$/KWh US$/KWh
Incremento 

%$
Incremento %$

Incremento 

%US$

Incremento 

%US$

2008 96 277 4,9 14,1 1966

2009 114 319 5,3 14,8 18,8% 15,2% 8,3% 5,1% 2156

2010 115 326 6,1 17,2 0,9% 2,2% 14,7% 16,1% 1898

2011 116 322 6,3 17,4 0,3% -1,3% 3,0% 1,4% 1848

2012 125 340 6,9 18,9 8,0% 5,7% 11,0% 8,6% 1798

Año TRM

Fuente: Cálculos propios

Evolución de precio del mercado no regulado y del CU regulado en pesos y en dólares

Componentes 2008 2009 2010 2011 2012

CU  con ADD 14,3 14,9 17,6 18,0 19,6

CU sin ADD 14,1 14,8 17,2 17,4 18,9

Generación 5,0 5,7 6,8 6,7 7,3

Transmisión 1,1 1,1 1,1 1,1 1,2

Pérdidas Reconocidas 1,0 1,2 1,4 1,3 1,4

Distribución sin ADD 5,1 5,0 5,7 5,9 6,3

Distribución con ADD 5,2 5,2 6,1 6,5 7,0

Comercialización 1,5 1,5 1,7 1,7 1,9

Rrestricciones 0,4 0,3 0,5 0,7 0,7

Impuestos sobre G 0,3 0,3 0,4 0,4 0,4

Impuestos sobre T 0,1 0,1 0,1 0,1 0,1

Total impuestos 0,4 0,4 0,5 0,5 0,6

Costo Unitario Regulado ($/kWh)

Promedio ponderado anual - 4 empresas grandes. Pesos constantes 2012

Fuente: Cálculos ASOCODIS - 4 empresas: EPM, CODENSA, EMCALI, ELECTRICARIBE



 
 

Tabla 1-9. Precio de la electricidad industrial 2012 

 

Los precios de las Tablas 1-8 y 1-9 son consistentes con los calculados por la CIER 

para 2012 a partir de los pliegos tarifarios reportados por las empresas 

colombianas93.   En efecto, la tarifa residencial promedio94  de ese grupo de 

empresas fue de 19,24  US$ - Cents/KWh.  La CIER no presenta tarifas 

industriales no reguladas, pero presenta tarifas industriales reguladas en media 

tensión. Tampoco presenta tarifas promedio por país para el sector industrial. 

Las que se indican en la Tabla 1-10 fueron calculadas por ECSIM y se les 

descontó la contribución de solidaridad incluida en los pliegos reportados por las 

empresas.  

 

 

 

 

 

 

 

                                                           
93 CIER (2012). Tarifas eléctricas en distribución. América Latina 2012.  Las empresas 
que reportaron información en 2012 fueron: CENS, CHEC, CODENSA, EDEQ, EEC, 
ENERTOTAL, ELECTROHUILA, EPM y ESSA.  
 
94 La CIER no calcula tarifas promedio por país, presenta las tarifas por empresa. La cifra 
indicada fue calculada por ECSIM a partir de las tarifas de las empresas colombianas 
ponderando por los consumos facturados por cada una de ellas.  

Componentes Nivel 1 Nivel 2 Nivel 3 Nivel 4 STN Promedio*

CU con impuestos 18,9 13,3 11,5 10,0 9,0 11

Generación + comercialización 9,2 6,9 6,9 6,9 6,9

Transmisión 1,2 1,2 1,2 1,2 1,2

Distribución sin ADD 6,3 4,0 2,3 1,0 -

Pérdidas reconocidas 1,4 0,5 0,4 0,2 0,2

Restricciones 0,7 0,7 0,7 0,7 0,7

CU por nivel de tensión 2012, mercado no regulado Cents US$/KWh

Fuente: Cálculos propios con base a información de ASOCODIS *Promedio ponderado por nivel de tensión



 
 

Tabla 1-10. Tarifas eléctricas de Colombia - CIER ECSIM 

 

2 COMPARACIÓN DE TARIFAS CON LOS PAÍSES 

SELECCIONADOS 

2.1 Tarifas industriales 

Después de la eliminación de la contribución parafiscal, la importancia de los 

impuestos en el costo final del suministro de electricidad industrial se redujo 

apreciablemente. En la actualidad los impuestos sectoriales – tasas ambientales y 

cargos para financiar la universalización del servicio- representan poco menos de 

3% del costo unitario regulado y poco más de 5% del precio final de la 

electricidad industrial en el nivel 4.  En las comparaciones que se presentan a 

continuación se excluyen los impuestos, salvo que expresamente se indique lo 

contrario. La muestra las tarifas industriales de los países de la muestra y las de 4 

estados de los Estados Unidos.   

Las tarifas medias de Estados Unidos son tomadas del Electric Power Monthly 

publicado por la US Energy Information Administration95 y del portal oficial de 

esta entidad. Las tarifas medias se calculan como el cociente entre el valor 

facturado a cada sector y la energía suministrada. Esto significa que las tarifas 

presentadas están referidas a todo el sector industrial.   

                                                           
95 US Energy Information Administration. (2013). Electric Power Monthly, April 2013. 
www.eia.gov/electricity/data.cfm 
 

Tarifas CIER

Comercial - Potencia 10 KW, consumo 1000 KWh-mes BT. 18,4

Industrial 1. Potencia 100 KW, consumo 25000 KWh, MT 15,6

Industrial. Potencia 300 KW, consumo 50.000 KWh - mes, MT 14,2

Residencial. 400 KWh-mes. BT 19,2

Tarifas ECSIM

Costo Unitario Regulado - Residencial 19,8

Industrial no regulado. Nivel 3. 12,0

Industrial no regulado. Nivel 4. 10,7

Tarifas electricas de Colombia - CIER ECSIM

Fuente: CIER. 

http://www.eia.gov/electricity/data.cfm


 
 

Para los países europeos la fuente de información utilizada fue la European 

Commission Eurostat96. Las tarifas reportadas por esta entidad se construyen 

valorando un consumo típico con los pliegos tarifarios de cada país. Cada país 

debe reportar el promedio ponderado de los precios pagados por los 

consumidores finales de la industria, utilizando como factores de ponderación la 

cuota de mercado de las empresas suministradoras de energía. El promedio 

aritmético solo debe ser presentado toda vez que el ponderador no pueda ser 

calculado.  

Para Brasil la fuente principal es la ANEEL97, para Chile la CNE98 y para Perú 

OSINERGMIN99.  

A continuación la Figura 2-1, muestra las tarifas industriales sin impuestos para 

los países de la comparación. Para Colombia se presentan cinco tarifas: La 

primera es un promedio ponderado para la industria, construido a partir de los 

datos obtenidos en los niveles de tensión 1, 2, 3, 4 y STN. Los ponderadores 

utilizados fueron construidos utilizando la distribución de la demanda no 

regulada por nivel de tensión estimada por ANDI a partir de información 

disponible en XM. Las otras tarifas industriales pertenecen a los niveles 2, 3, 4 y 

STN en Colombia. 

                                                           
96 http://epp.eurostat.ec.europa.eu/statistics_explained/index.php/Electricity_and_nat
ural_gas_price_statistics#Publications 
 
97 http://www.aneel.gov.br 
 
98 http://www.cne.cl/ 
 
99 http://www2.osinerg.gob.pe/ 
 

http://epp.eurostat.ec.europa.eu/statistics_explained/index.php/Electricity_and_natural_gas_price_statistics#Publications
http://epp.eurostat.ec.europa.eu/statistics_explained/index.php/Electricity_and_natural_gas_price_statistics#Publications
http://www.aneel.gov.br/
http://www.cne.cl/
http://www2.osinerg.gob.pe/


 
 

 

Figura 2-1. Tarifas industriales 2012 - Países seleccionados 

Fuente: Cálculos propios en base a información con base a información de entes reguladores de 

cada país 

La tarifa industrial del nivel de tensión 3 es inferior a la de Chile; superior a las 

de Suecia, Noruega, Finlandia, Perú, Estados Unidos y Dinamarca. Mientras la 

tarifa del nivel de tensión 4 es inferior a las de Chile, Dinamarca, New Jersey y 

Suecia. 

En ninguno de los países estudiados se observa una desagregación tan detallada 

de las tarifas por componentes como en Colombia. Esta dificultad ha sido 

encontrada por los estudios anteriores realizados en el País. Estudios similares 

adelantados en otros países comparan simplemente las tarifas agregadas, 

separando únicamente los impuestos100.  Empleando diversas fuentes se trató de 

desagregar las tarifas de los países de la muestra de acuerdo con la 

descomposición de la fórmula tarifaria colombiana. El resultado se muestra en la 

Tabla 2-1 

 

 

                                                           
100 Véase: CME (2012) Electricity Prices in Australia: An International Comparison: A 
report to the Energy Users Association of Australia. March 2012 y Sistema FIRJAN | 
Federação das Indústrias do Estado do Rio de Janeiro (2011). QUANTO CUSTA A 

ENERGIA ELÉTRICA PARA A INDÚSTRIA NO BRASIL? Agosto 2011.  



 
 

Tabla 2-1. Tarifas industriales 2012 - Países seleccionados 

 

*En Perú el valor del VAD incluye comercialización. **En Dinamarca el T+D incluye el Public 

Service Obligation – PSO. 

Para obtener el valor de las componentes para Brasil y Perú, fueron utilizadas las 

distribuciones obtenidas en informes oficiales. Para el primer caso se utilizó 

―QUANTO CUSTA A ENERGIA ELÉTRICA PARA A INDÚSTRIA NO BRASIL? 

Estudos para o desenvolvimento do estado do Rio de Janeiro‖ de la Federação 

das Indústrias do Estado do Rio de Janeiro, 2013. Y para el segundo el ―Informe 

sectorial PCR‖, OSINERGMIN, 2011.  

El costo de generación es inferior al de, Chile y Brasil; se compara bien con el de 

Finlandia, Suecia y Perú; supera al de Dinamarca y Noruega. La componente de 

transporte se compara bien con Dinamarca, Noruega y Suecia. Los impuestos 

tienen un menor impacto que en todos los demás países, con excepción de 

Suecia.  

2.2 Tarifas residenciales 

La Figura 2-2 compara las tarifas residenciales sin impuestos de los países de la 

muestra. La de Colombia es la mayor: casi duplica la de Estados Unidos y Brasil 

y excede a todas las demás en porcentajes que van de un 12 a un 40.  

 

País Generación Transmisión Distribución Otros Impuestos CU sin impuestos CU con impuestos

Colombia - nivel 1 9,2 1,2 6,3 2,1 0,6 18,3 18,9

Colombia - nivel 2 6,9 1,2 4,0 1,2 0,6 12,7 13,3

Colombia - nivel 3 6,9 1,2 2,3 1,1 0,6 11,0 11,5

Colombia - nivel 4 6,9 1,2 1,0 0,9 0,6 9,4 10,0

Colombia - STN 6,9 1,2 0,9 0,6 8,4 9,0

Perú 6,9 0,6 8,0 8,0

Chile 12,7 12,7

Brasil 0,2 8,7 9,17 17,8

Finlandia 6,3 0,9 8,6 9,5

Dinamarca 4,9 1,8 10,9 12,7

Noruega 4,5 1,9 9,1 11,0

Suecia 6,2 0,1 9,9 10,0

Estados Unidos 6,7 6,7

Texas 5,7 5,7

Maryland 7,2 7,2

New Jersey 10,5 10,5

Pensilvania 8,1 8,1

Ohio 6,2 6,2

2,3

6,0

4,6

3,7

Fuente: Cálculos propios con base en fuentes citadas

Tarifas industriales 2012 - Países seleccionados (Cents US$/KWh) 

1,1

7,8 4,9

9,0



 
 

 

Figura 2-2. Tarifas residenciales promedio - Países seleccionados 

La Tabla 2-2 presenta la desagregación de las tarifas residenciales en sus 

componentes. En el rubro otros se agregaron las pérdidas reconocidas, la 

comercialización y las restricciones. Para ninguno de los otros países ha sido 

posible identificar esas componentes.  

Tabla 2-2. Tarifas residenciales 2012 - Países seleccionados 

 

*En Perú el valor del VAD incluye comercialización. **En Dinamarca el T+D incluye el Public 

Service Obligation – PSO. 

La tarifa residencial que se reporta para Colombia es la obtenida a partir de 

información por ASOCODIS para las 4 grandes empresas del país. El 

componente de comercialización se incluye en el segmento Otros, dado que en 

muchos de los países de la comparación la regulación no contempla de manera 

explícita la existencia del comercializador.  

Generación TransmisiónDistribución Otros Impuestos CU con impuestos CU Sin impuestos T.C Nominal

Colombia 7,3 1,2 6,3 4,1 0,6 18,9 18,3 1798,23

Brasil 9,0 0,8 7,0 6,9 23,7 16,8 1,953

Perú* 7,4 2,5 4,8 14,6 14,6 2,638

USA 5,5 1,1 3,1 9,6 1

Chile - SING 17,7 17,7 475,36

Chile - SIC 16,2 16,2 475,36

Dinamarca** 6,8 21,6 38,3 16,7 1,285

Noruega 5,7 6,6 22,9 16,3 1,285

Suecia 7,7 9,5 26,7 17,2 1,285

Finlandia 7,8 5,9 20,0 14,1 1,285

5,8 10,4

10,7

Tarifas residenciales 2012 - Países seleccionados. Cents US$/KWh

Fuente: Cálculos propios con base a fuentes citadas

6,3

9,5

7,3 10,4

9,9



 
 

Para obtener el valor de las componentes para Brasil y Perú, fueron utilizadas las 

distribuciones obtenidas en informes oficiales. Para el primer caso se utilizó ―Por 

dentro da conta de luz, 6° edición‖ de ANEEL, 2013. Y para el segundo el 

―Informe sectorial PCR‖, OSINERGMIN, 2011.  

El cargo de generación en Colombia se compara favorablemente con Perú, Chile 

SING, Brasil, Suecia y Finlandia. Es semejante al de Dinamarca y supera el de 

USA, Noruega y Chile SIC. Los costos de transporte (T+D) exceden a los de 

Brasil, Perú, USA y Finlandia; son inferiores a los de Chile, Dinamarca, Noruega 

y Suecia. 

2.3 Variaciones recientes de las tarifas en moneda local 

Una comparación puntual puede estar afectada por la tasa de cambio. Las tarifas 

de un país pueden resultar elevadas o bajas por efecto de la revaluación o la 

devaluación de la moneda nacional en términos de la divisa elegida como 

numerario. Para obviar esta dificultad es conveniente examinar la evolución de la 

tarifa en moneda nacional en un período de tiempo relevante. La Tabla 2-3 

muestra las tarifas industriales y residenciales de los países estudiados 

expresadas en moneda local para el período 2008 – 2012.  

Tabla 2-3. Tarifas de electricidad industrial y residencial - Países seleccionados 

 

Las Figuras 2-3 y 2-4 muestran la variación de las tarifas entre 2008 – 2012, 

calculadas a partir de las cifras de la Tabla 2-3.  

País - Tarifa Unidad 2008 2009 2010 2011 2012

Brasil residencial Reales/MWh 282 288 301 316 333

Brasil industrial Reales/MWh 216 225 236 250 262

Colombia Residencial Pesos/KWh 277 319 326 322 340

Colombia G No regulado Pesos/KWh 96 114 115 116 125

Perú Residencial Soles/KWh 0,28 0,31 0,30 0,30 0,33

Perú Libre Industrial Soles/KWh 0,20 0,17 0,15 0,16 0,18

USA - Residencial cents - US/KWh 11 12 12 12 12

USA - Industrial cents - US/KWh 7 7 7 10 7

Dinamarca Industrial Euros/MWh 79 74 85 88 83

Dinamarca Residencial Euros/MWh 120 124 117 126 131

Finlandia Industrial Euros/MWh 61 66 67 69 68

Finlandia Residencial Euros/MWh 92 97 100 108 109

Noruega Residencial Cents - Corona/KWh 59 55 67 66 50

Noruega Industrial - Generación Cents - Corona/KWh 29 30 36 32 28

Fuente: ANEEL, USEIA,EUROSTAT

Tarifas electricidad industrial y residencial - Países seleccionados



 
 

 

Figura 2-3. Tarifas residenciales - Países seleccionados 

 

Figura 2-4. Tarifas industriales  - Países de la comparación 

En Colombia, entre 2008 y 2012,  la tarifa residencial promedio se incrementó 

26,5% y el componente de generación de la tarifa industrial en 35,8%. Estos 

incrementos son superiores a los registrados en todos los países de la 

comparación. Entre diciembre de 2008 y diciembre de 2012 la inflación 

acumulada del IPC fue de 11,8% y la del IPP del 4,5%.  
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3 OTRAS COMPARACIONES 

Es conveniente ampliar el ámbito de las comparaciones haciendo uso de la 

información disponible. Con base en el informe de la CIER, ya mencionado, se 

comparan las tarifas de algunas empresas y las tarifas medias de los países de 

América Latina incluidos en la muestra. Se incluye una comparación de las 

tarifas residenciales, comerciales e industriales de Colombia con las de todos los 

estados de Estados Unidos. Finalmente, se comparan las tarifas residencial e 

industrial con la de los países de la OCDE.  

3.1 Informe CIER 

Periódicamente la CIER publica una comparación de tarifas de electricidad en 

América Latina. El último informe es de 2012, incluye información de 58 

empresas y 13 países101 y está basado en los pliegos tarifarios aplicados en enero 

de ese año. Para el cálculo de la tarifa media la CIER aplica el método de la 

factura típica que consiste en valorar un consumo dado con los diferentes pliegos 

tarifarios: el cociente entre ese valor y el consumo típico arroja la tarifa para cada 

categoría de consumidor y rango de consumo considerados. El informe CIER 

presenta las tarifas sin impuestos, con impuestos sin IVA y con impuestos 

incluido este último. Se presentan 8 tarifas residenciales, 6 comerciales y 6 

industriales que se diferencian por el nivel de consumo y la tensión de 

suministro. Esas tarifas se describen en la Tabla 3-1. 

 

 

 

 

 

 

 

 

 
                                                           
101 Los países incluidos son: Argentina, Bolivia, Brasil, Chile, Colombia, ecuador, El 
Salvador, Guatemala, México, Panamá, Paraguay, Perú y Uruguay.  



 
 

Tabla 3-1. Tarifas CIER estudio 2012 

 

Fuente: CIER, 2012 

Para no hacer innecesariamente larga esta parte, entre todas las tarifas 

residenciales se tomó la de 400 KWh-mes en baja tensión; entre las comerciales la 

de 10  KW de potencia, un consumo de 1000 KWh-mes, en baja tensión; 

finalmente, entre las industriales se toma la de 1000 KW de potencia, 438 MWh-

mes de consumo, en media tensión. Se comparan las tarifas de las empresas 

colombianas con las de las empresas de cada país. La tarifa promedio que se 

presenta es calculada por ECSIM. Se utilizó un ponderador por empresa que fue 

construido mediante la participación de la energía facturada de cada empresa 

con respecto a la energía facturada de todo el país. El promedio ponderado se 

obtuvo después de aplicar el ponderador a la tarifa que reporta cada empresa al 

CIER. Por consiguiente, la tarifa promedio ponderada de un país es la suma de 

tarifas de distribución afectadas por el ponderador correspondientes a las 

empresas de cada país. Las tarifas están expresadas en centavos de dólar por 

KWh con los tipos de cambio empleados por la CIER. A las tarifas colombianas 

comerciales e industriales se les descontó la contribución de solidaridad del 20%.  

Por su parte para las tarifas residenciales, CIER utiliza una tarifa única por 

energía, sin subsidio ni contribución.  

Tensión Consumo Potencia

Baja 30 KWh/mes Mínima admitida

Baja 50 KWh/mes Mínima admitida

Baja 100 KWh/mes Mínima admitida

Baja 200 KWh/mes Mínima admitida

Baja 400 KWh/mes Mínima admitida

Baja 800 KWh/mes 4.4 KW

Baja 1600 KWh/mes 7.7 KW

Baja 200 KWh/mes 1.1 KW

Baja 500 KWh/mes 2.2 KW

Baja 1000 KWh/mes 10 KW

Baja 2000 KWh/mes 10 KW

Baja 10000 KWh/mes 30 KW

Baja 10000 KWh/mes 80 KW

Media 50000 KWh/mes 100 KW

Media 20000 KWh/mes 120 KW

Media 50000 KWh/mes 200 KW

Baja 2000 KWh/mes 15 KW

Baja 5000 KWh/mes 30 KW

Baja 10000 KWh/mes 30 KW

Media 25 MWh/mes 100 KW

Media 50 MWh/mes 300 KW

Media 438 MWh/mes 1000 KW

Alta 5000 MWh/mes 10000 KW

Alta 16400 MWh/mes 25000 KW

Residencial

Comercial

Industrial

Tarifas CIER Estudio 2012



 
 

La Figura 3-1 muestra las tarifas residenciales de Colombia y Brasil. La tarifa más 

alta la tiene una empresa colombiana y las tres más bajas son brasileras. La tarifa 

promedio colombiana es superior a la brasilera.  

 

Figura 3-1. Tarifa residencial Colombia y Brasil ($US cents/KWh) 

 

La Figura 3-2 compara Colombia y Perú. Las nueve empresas colombianas tienen 

todas tarifas superiores a las 5 del Perú incluidas en la muestra. La tarifa 

promedio de Colombia excede en 47% a la del Perú.   

 

 

 



 
 

 
Figura 3-2. Tarifa residencial Colombia y Perú ($USc/KWh) 

Fuente: CIER. Tarifas eléctricas en distribución, 2012. 

En la comparación con Chile, que se muestra en la Figura 3-3, cuatro empresas 

colombianas muestran las tarifas más altas y cuatro empresas chilenas las más 

bajas.  

 

 

 

 

 

 

 

 

 



 
 

 
Figura 3-3. Tarifa residencial para Colombia y Chile ($USc/KWh) 

 Fuente: CIER. Tarifas eléctricas en distribución, 2012 

La Figura 3-4 compara las tarifas comerciales de Colombia y Brasil. La tarifa más 

alta la presenta en este caso una empresa brasilera, seguida de cerca por la CHEC 

de Colombia. La tarifa más baja la tiene Light de Brasil.   
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Figura 3-4. Tarifa comercial Colombia y Brasil ($USc/KWh) 

Fuente: CIER. Tarifas eléctricas en distribución, 2012. 

La Figura 3-5 muestra la comparación de la tarifa comercial seleccionada con 

Perú. Una empresa de ese país presenta la tarifa más alta seguida por las 9 

empresas colombianas de la muestra. Las 4 tarifas más bajas son de empresas 

peruanas. La tarifa promedio de Colombia excede en 37% la promedio del Perú.  
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Figura 3-5. Tarifa comercial  Colombia y Perú ($USc/KWh) 

Fuente: CIER. Tarifas eléctricas en distribución, 2012. 

La Figura 3-6 compara a Chile y Colombia en las tarifas comerciales. Siete de las 

nueve empresas chilenas tienen tarifas superiores a las de todas las empresas 

colombianas; las tarifas de dos empresas de chile son las más bajas. La tarifa 

promedio chilena excede en 19% la colombiana.  
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Figura 3-6. Tarifa comercial Colombia y Chile ($USc/KWh) 

Fuente: CIER. Tarifas eléctricas en distribución, 2012. 

La Figura 3-7 muestra las tarifas industriales de las empresas de Colombia y 

Brasil. EPM y CHEC tienen las más bajas del grupo; la tarifa más alta la ostenta 

una empresa brasilera seguida de 6 empresas colombianas. La tarifa promedio de 

Brasil excede en 15% de promedio colombiana.  
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Figura 3-7. Tarifa industrial para Colombia y Brasil ($USc/KWh) 

Fuente: CIER. Tarifas eléctricas en distribución, 2012.  

Se observa en la Figura 3-8 que las tarifas de todas las 9 empresas colombianas 

son más altas de las de las 5 empresas peruanas incluidas en la muestra. La 

promedio colombiana excede en 80% la promedio peruana.  
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Figura 3-8. Tarifa industrial Colombia y Perú ($USc/KWh) 

Fuente: CIER. Tarifas eléctricas en distribución, 2012. 

La Figura 3-9 compara las tarifas industriales de Chile y Colombia. La tarifa 

promedio colombiana excede en 15% la chilena. Las tarifas de EPM y CHEC son 

la segunda y cuarta más bajas del grupo, respectivamente; las de 5 empresas 

colombianas son las más elevadas de las 19 empresas incluidas en la muestra.  

 

7.53 

13.60 

5.6 

6.2 

7.8 

8 

8.5 

10.7 

11.4 

13.5 

14.8 

16.5 

16.7 

17.5 

18.4 

20.7 

0.00 5.00 10.00 15.00 20.00 25.00

Perú promedio

Colombia promedio

ENOSA

HIDRANDINA S.A.

ELECTRODUNAS

LUZ DEL SUR

ELECTRONORTE S.A.

EPM

CHEC

ENERTOTAL

CODENSA

CENS S.A. E.S.P.

ELECTROHUILA S.A. E.S.P.

EEC S.A. E.S.P.

EDEQ S.A. E.S.P.

ESSA



 
 

 
Figura 3-9. Tarifa industrial Colombia y Chile ($USc/KWh) 

Fuente: CIER. Tarifas eléctricas en distribución, 2012. 

3.2 Comparación con Estados Unidos 

La US EIA presenta mensualmente las tarifas medias por sectores de consumo en 

todos los estados de los Estados Unidos. Aunque la metodología de cálculo es 

diferente, la comparación con las tarifas de las empresas colombianas de la CIER 

es ilustrativa.  

 

En la Figura 3-10 se comparan las tarifas residenciales de las empresas 

colombianas con las tarifas medias de los Estados Unidos. La tarifa de las 
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empresas colombiana corresponde a un consumo típico de 400 KWh-mes en baja 

tensión. Las tarifas colombianas son superiores a las de todos los estados, con 

excepción de Hawai. Lo mismo ocurre con las tarifas comerciales que se 

presentan en la Figura 3-11. La Figura 3-12 muestra las tarifas industriales: las 

correspondientes a EPM y CHEC mejoran un poco, pero siguen estando entre las 

más elevadas. 

 



 
 

 
Figura 3-10. Tarifas  residenciales Colombia y Estados EEUU ($USc/KWh) 

Fuente: EIA. Electricity Power Monthly, 2013. Para Colombia, CIER. Tarifas eléctricas en 

distribución, 2012. 



 
 

 
Figura 3-11. Tarifa comercial para Colombia y estados EEUU ($USc/KWh) 

Fuente: EIA. Electricity Power Monthly, 2013. Para Colombia, CIER. Tarifas eléctricas en 

distribución, 2012. 



 
 

Nota 1: Las tarifas de las empresas colombianas, obtenidas del informe CIER, se les descontó el 

margen de contribución del 20%. 

Nota 2: Colombia es una consolidado de promedio ponderado de tarifas que reportan sus 

respectivas empresas. 

Nota 3: Las tarifas comerciales de las empresas colombianas corresponden a potencia = 10 KW, 

consumo = 1000 KWh, Baja Tensión. 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 



 
 

 
Figura 3-12. Tarifa industrial Colombia y estados EEUU ($USc/KWh) 

 

Fuente: EIA. Electricity Power Monthly, 2013. Para Colombia, CIER. Tarifas eléctricas en 

distribución, 2012. 

Nota 1: Las tarifas de las empresas colombianas, obtenidas del informe CIER, se les descontó el 

margen de contribución del 20%. 

Nota 2: Colombia es una consolidado de promedio ponderado de tarifas que reportan sus 

respectivas empresas. 



 
 

Nota 3: Las tarifas industriales de las empresas colombianas corresponden a potencia = 1000 KW, 

consumo = 438 MWh, Media Tensión. 

 

3.3 Comparación con los países de la OCDE 

 

Finalmente, las Figuras 3-13 y 3-14 comparan las tarifas residenciales e 

industriales de los países de OCDE con base en la información de la IEA.  Para  

Brasil y Perú se tomó la información de Annel y Osinergmin, respectivamente. 

La tarifa residencial colombiana corresponde al CU promedio de 4 empresas. Las 

tarifas industriales de baja y media tensión son tomadas de CIER; las de los 

niveles 3 y 4 son las calculadas en la segunda parte de este informe.  

 

 

 

 

 



 
 

 
Figura 3-13. Tarifa residencial países OCDE, Colombia, Perú y Brasil 

($USc/KWh) 

Fuente: * ANEEL, ** Asocodis y Acolgen, *** Osinergmin, **** La tarifa presentada incluye el 

Public Servece Obligation (PSO), ***** La tarifa presentada no incluye el impuesto de $USc, + 

Tomado de Eurostat. Resto de países es tomado de EIA  en informe OCDE. 



 
 

 

 
Figura 3-14. Tarifa industrial países OCDE, Colombia, Perú y Brasil 

($USc/KWh) 

Fuente: * ANEEL, **Distribución de la demanda no regulada por nivel de tensión, agregado 2003-

2012. Estimado por ANDI a partir de información disponible en XM, + Tomado de Eurostat. 

Resto de países es tomado de eia en informe OCDE. 



 
 

4 ¿QUÉ EXPLICA LAS DIFERENCIAS TARIFARIAS? 

En esta parte se plantean algunas hipótesis sobre los factores que pueden 

explicar las diferencias tarifarias entre los países. Se hace inicialmente una 

aproximación conceptual al tema; posteriormente se comentan los resultados de 

un ejercicio econométrico y se concluye con algunas observaciones sobre las 

características de los países estudiados.  

4.1 Breve aproximación conceptual 

Esta sección puede resultar innecesaria para la mayoría de los lectores, pero 

puede ser útil para algunos de ellos. En todo caso, sirve para apreciar el alcance 

de los resultados del ejercicio econométrico que se presenta más adelante.  

La generación es la transformación en energía eléctrica de alguna forma de 

energía no eléctrica o energía primaria: nuclear, térmica, hidráulica, eólica, solar, 

etc. Para operar esa transformación existen por tanto diversas tecnologías que 

difieren en sus características técnicas y en sus estructuras de costo. Para un país 

determinado, la elección entre esas tecnologías depende de su dotación de 

recursos primarios, del acceso al mercado internacional de dichos recursos y del 

grado de desarrollo económico del país en cuestión, entre otras variables. 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 



 
 

Tabla 4-1. Costos de diferentes tecnologías de generación 

 

Generalmente en todos los países las tecnologías se combinan en diversos grados 

ya que todas son necesarias para atender la demanda de electricidad que está 

sometida a variaciones temporales y debe ser abastecida por una generación 

simultánea dada la imposibilidad de almacenar la energía eléctrica. Así las 

centrales con costos fijos altos y costos variables bajos, deben producir de la 

forma más continua posible a lo largo del tiempo. Las centrales con costos fijos 

bajos y costos variables altos deben producir sólo en períodos de alta demanda. 

La Tabla 4-1 ilustra la estructura de costos de las diversas formas de generación 

de los países considerados en el estudio.  

Dos observaciones:  

 Dada la importancia de los costos de inversión, la generación de un país 

predominantemente hidráulico puede resultar más costosa que la de un 

país predominantemente térmico si el costo de capital es sustancialmente 

más elevado en el primero que en el segundo.  

 No debe confundirse costo variable con costo de oportunidad. Esta 

distinción es especialmente importante para entender el costo de la 

generación en un país predominantemente hidráulico. En un sistema 

hidro-térmico el precio de corto plazo de la energía está determinado por 

el costo de oportunidad del agua y éste lo fija el costo variable del recurso 

reemplazante.  

Costos de diferentes tecnologías de generación

Medios
Medios o 

elevados

Elevados Bajos Casi nulos

Tecnologías

Medios Medios

Moderados Medios Elevados

Moderados Medios Muy elevados

Térmica 

Carbón

Térmica Gas

Térmica 

líquidos

Ciclos 

Combinado

Eólica

Moderados

Moderados

Hidráulica - 

embalse
Muy elevados Medios Muy bajos

Hidráulica - 

filo de agua
Elevados Medios Muy bajos

Costos fijos de 

Inversión

Costos fijos de 

explotación

Costos Variables 

de generación

Nuclear Muy elevados Elevados Muy bajos



 
 

 

El transporte de electricidad – transmisión y distribución – es una actividad 

de elevados costos fijos de inversión, especialmente la primera. También está 

sometida a economía de escala y de densidad, es decir, a variaciones 

significativas en los costos unitarios determinadas por el nivel de la demanda 

y su localización geográfica. Los costos de transporte de electricidad son 

sensibles al costo de capital y al volumen de la energía transportada. También 

deben considerarse factores institucionales, principalmente los relativos a la 

organización del sector eléctrico y sus formas de regulación.  

La Tabla 4-2 muestra las características de la regulación de transmisión en 

algunos países. En la regulación de las actividades de transporte las variables 

fundamentales son la base de activos regulatoria y la tasa de descuento con la 

cual se calculan las anualidades. En general los activos se valoran a precios de 

reposición; las tasas de descuento se determinan con la metodología WACC – 

CAPM. La de la transmisión es una regulación de ingreso máximo.  

Tabla 4-2. Regulación de la transmisión - Países seleccionados 

 
La regulación de la distribución es de precio máximo, es decir, el distribuidor 

tiene riesgo de demanda, razón por la cual la tasa de descuento suele ser un poco 

más elevada que la empleada en distribución. En los demás aspectos la de 

distribución es similar a la regulación de la transmisión. La Tabla 4-3 muestra las 

características de la regulación en los países estudiados.  

Tabla 4-3. Regulación de la distribución - Países seleccionados 

1 año 

Dinamarca
La de transmisión es una empresas estatal sin ánimo de lucro. Su ingreso anual regulado es el requerido para cubris sus costos AOM 

presupuestados

Regulación de la transmisión - países seleccionados

Suecia Res existente.

Costo éstandar de inversiones 

recientes, costo de adquisición  

depreciado o valor neto en libros

3,2% real antes de impuesto WACC - CAPM

4 años

Noruega 2,83 % real antes de impuesto. WACC - CAPMActivos existentes Valor neto en libros 4 años

Finlandia
Unidades constructivas 

típicas. Activo líquido

Valor de reposición a precios de 

mercado
2,88 % real antes de impuestos WACC - CAPM

1 año 

País

Colombia
Unidades constructivas 

típicas

Valor de reposición a precios de 

mercado
11,5 % real anual antes de impuestos WACC - CAPM 5 años

Perú

Activos de sistema 

económicamente 

adaptado

Valor de reposición a precios de 

mercado
12% real anual antes de impuestos

Ley de concesiones 

eléctricas

Período 

regulatorio

Valor de reposición a precios de 

mercado

Inventario de activos 

existentes
10% real antes de impuestos

Activos reconocidos Valoración Tasa de Descuento  (TD) Método de fijación de la TD

Fijada por ley 4 añosChile

Brasil

Para las instalaciones 

existenes en 1999: 

Activo líquido.

Valorados en 1999. Ajustado 

anualmente hasta 2015

7,24% real después de impuestos, 

para las existenes en 1999  - 5,59% 

real después de impuesto, para 

licitaciones

WACC - CAPM 4 años



 
 

 
 

4.2 Un ejercicio econométrico 

Metodología 

 

Esta sección presenta un ejercicio econométrico que intenta abordar los 

determinantes de mayor incidencia en el precio de la electricidad para la 

industria de distintos países del mundo. Con datos de panel, se regresa el precio 

de la electricidad que la Agencia Internacional de Energía reporta para la 

industria en países de la OCDE y el CIER en países de centro y sur América, 

contra variables que hacen referencia a la composición de la matriz energética del 

país, la oferta y demanda de electricidad y otras variables de control. 

 

Entre otras ventajas, los datos de panel permiten eliminar los sesgos de variable 

omitida102, contar con un tamaño muestral superior y capturar heterogeneidades 

no observables, entre individuos –países en nuestro caso– o en el tiempo, por 

medio de efectos fijos o aleatorios en el término de perturbación de la regresión.  

 

El panel construido para la estimación está compuesto por 34 países con 

información completa en 8 años (2004 a 2011). La principal fuente de información 

                                                           
102 Cuando la variable omitida es constante en el tiempo, y sólo varía entre individuos. 

Regulación de la distribución - Países seleccionados

7,5% nominal Regulador 1 año

País

Colombia

Inventario de activos - 

Unidades constructivas - 

Activo bruto

Costo de reposición a 

precios de mercado

13,9 % y 13% real antes de 

impuestos
WACC - CAPM 5 años

4 años

Noruega

Suecia

Dinamarca

Activos existentes - 

activo líquido
Valor en libros 3,27% real antes de impuestos WACC - CAPM 4 años

Inventario de activos - 

activo líquido
Costo de reposición 4,05% real antes de impuestos WACC - CAPM 4 años

Unidades constructivas - 

Activo líquido
Costo de inversión. 

Finlandia
Unidades constructivas - 

Activo líquido
Costo de reposición 3,62 % real antes de impuestos WACC - CAPM

4 años

4 años

Perú 

Zonas típicas de 

distribución - Empresa 

modelo

Costo de reposición a 

precios de mercado

12% real anual antes de 

impuestos

Ley de 

concesiones 

eléctrica

4 años

Brasil 

Activos exitentes 

adatados - Índices de 

aprovechamiento

Costo de reposición a 

precios de mercado

9,95% real después de 

impuestos
WACC - CAPM

Chile

Activos reconocidos Valoración Tasa de Descuento  (TD)
Método de 

fijación de la TD

Red óptima - Área de 

distribución típica

Costo de reposición a 

precios de mercado
10% real antes de impuestos Ley

Período 

regulatorio



 
 

fue el banco mundial que recopila estadísticas de la OCDE, la IEA y otros 

organismos multilaterales.  

 

De acuerdo a los resultados del test propuesto por Hausman (1978), la 

especificación apropiada para los datos es la de efectos fijos, en la que se 

introducen términos constantes en el tiempo, pero variables por individuo, que 

capturan las diferencias no observables entre países. 

 

Teniendo en cuenta las restricciones de información, y que se buscó tener una 

fuente de datos comparable y consistente metodológicamente, las variables 

explicativas del precio de la electricidad para la industria, en US/MWh, fueron: 

 

 PIB per cápita, en dólares constates de 2005 con paridad de poder 

adquisitivo.  

 Porcentaje de la electricidad que se produce con fuentes hidroeléctricas 

(fuente Banco Mundial). 

 Porcentaje de la electricidad que se produce con fuentes térmicas a gas 

(fuente Banco Mundial). 

 Producción total de electricidad en KWh (fuente Banco Mundial). 

 Consumo de electricidad, KWh/per cápita (fuente Banco Mundial). 

 Importaciones de energía (fuente Banco Mundial). El BM estima esta 

variable como la diferencia entre la energía usada en el país menos la 

producción, medidos ambos en equivalentes de petróleo. Un valor 

negativo indica que el país es un exportador neto. 

 Tasa de los bonos a 10 años, como aproximación al costo del capital 

(fuente Bloomberg y Yahoo Finance). 

 Pérdidas eléctricas de la red de distribución y transmisión como 

porcentaje de la producción nacional (fuente Banco Mundial).  

 

Se trató igualmente, de incluir regresoras que capturaran el precio de los 

combustibles, pero no fue posible encontrar una variable armonizada para todos 

los países de la muestra en el período analizado. Del mismo modo, en distintas 

especificaciones se trató de incluir variables dummy para los países en los que 

había competencia o para los que había monopolio en el sector electricidad, de 

manera que se tuviera una variable explicativa que se aproximara, a grandes 

rasgos, al esquema regulatorio de una nación. No se obtuvieron resultados 



 
 

estadísticamente significativos, por lo que no se incluyen en la tabla de 

resultados. 

 

Los coeficientes obtenidos en las estimaciones finales se presentan en la siguiente 

tabla: 

 

Tabla 4-4. Estimación por panel del precio de la electricidad industrial, 2004-

2011 

  (1) (2) 

Precio de la electricidad -industria Coef.   Coef.   

Participación term-gas matriz energética 0.0172 *** 0.0141 *** 

Participación hidro matriz energética 0.0054   0.0063 

 Log. Producción de electricidad -0.1511   -0.0955 

 Log. Consumo per cápita de electricidad -0.9397 * -1.4684 *** 

Log. PIB per cápita PPP 2.2038 *** 2.3110 *** 

Tasa bonos 10 años 0.0252 ** 0.0136 

 Importaciones de energía 0.0020 ** 0.0019 ** 

Perdidas en T y D (% de Prod. Energía) ---   -0.0716 *** 

Constante -6.3725   -3.6027   

Fuente: Cálculos de los autores con base a datos del BM. Nota: *** significativo al 99%, ** 

significativo al 95%, *significativo al 90% 

El signo y la significancia de las pérdidas en Transmisión y Distribución llama la 

atención en el modelo (2), pues es negativo, lo que es contrario a la intuición, y 

estadísticamente significativo. Debido a esta situación se estimó otra 

especificación, sin esta variable, correspondiente al modelo (1) y sobre el que se 

basa la interpretación de los siguientes párrafos. 

Las estimaciones sugieren que la participación de las fuentes hidroeléctricas en el 

total de energía producida no parece tener un efecto estadísticamente 

significativo sobre el precio de la electricidad para los industriales de la muestra 

analizada. La participación fuentes térmicas a gas, por su parte, tiene un efecto 

positivo y significativo sobre el precio: países con mayor porcentaje de energía 

eléctrica producida con fuentes térmicas a gas tienen precios mayores para los 

usuarios finales de la industria. Otra variable que incide de manera importante 

en el precio a los industriales es el logaritmo PIB per cápita, que es una variable 

de demanda y captura el efecto del ingreso del país (países de mayor ingreso per 

cápita tienen asociados precios más altos en la industria, teniendo en cuenta que 



 
 

la electricidad es una demanda derivada y de altos encadenamientos entre 

sectores).   

El consumo per cápita de electricidad, por otro lado, tiene un efecto negativo, 

alto y estadísticamente significativo, en el precio al industrial medio de un país. 

Lo anterior, debido a que a medida que aumenta el consumo per cápita, el costo 

unitario de las redes disminuye, asociado a un efecto de economía de escala.  

La tasa de los bonos a 10 años, como proxy del costo de capital en el país, tiene el 

signo esperado y es estadísticamente significativa: mayor costo del capital se 

asocia a precios mayores al industrial. Finalmente, los países que son 

importadores netos de energía tienen, en promedio, precios de la electricidad 

mayores para la industria. 

El logaritmo de la producción de electricidad no tuvo un efecto estadísticamente 

significativo en el precio de la electricidad para el industrial medio de los países 

estudiados. 
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CAPÍTULO 5. COMPETITIVIDAD Y PRODUCTIVIDAD DE LA 

ENERGÍA ELÉCTRICA EN LA ECONOMÍA 

 

El objetivo de este capítulo es el estudio de la competitividad del insumo eléctrico 

en la economía colombiana. Se aproximará inicialmente a nivel general de 

consumo de energía en GWh y en dinero. Posteriormente se identificarán los 

grandes sectores consumidores y su evolución y finalmente se estudiarán  

subsectores productivos que son consumidores intensivos de energía eléctrica con 

el propósito de comparar la productividad eléctrica (millones de dólares de 

producto/KWh) y la participación de los costos de energía eléctrica en la matriz de 

costos totales de cada subsector en una muestra de países con información 

homogénea disponible en la Organización para la Cooperación y el Desarrollo 

Económico (OCDE). 

En esta entidad, se tiene la información de un grupo amplio de países, incluidos 

todos los países objeto del estudio a excepción de Perú y Brasil (en los datos 

desagregados de la matriz de utilización e información de consumo de energía 

eléctrica), países para los cuales no está disponible la información. 

La base de información consistente en fuente y en metodología es fundamental 

para el análisis que se realizará en este capítulo. Por eso, no obstante la ausencia de 

información de Perú y Brasil, la base de información que brinda la OCDE da una 

garantía de consistencia.  

Ahora bien, la competitividad del suministro eléctrico es un factor fundamental en 

el desarrollo de los países. El crecimiento económico, como estado determinante de 

la salud de la economía, se ha convertido en el mantra permanente de los 

economistas en los últimos 40 años. Detrás de ello se encuentran los fundamentales 

subyacentes que permiten el buen desempeño de las empresas, responsables, en 

último término, de la expansión sostenible de la economía.   

Dentro de esta dinámica, el cambio tecnológico ha terminado por convertir el costo 

y la calidad de la energía eléctrica en un componente fundamental dentro de los 

factores productivos. Por tanto, la dinámica de expansión del sector y su 

comportamiento como un indicador temprano del estado de la economía, de una 

parte; y la eficiencia del sector, por otra, son de central importancia para consolidar 

un sistema económico competitivo. De esta forma, el sector de la energía eléctrica 
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ha sido considerado proxy de la dinámica económica que tienen los países: un país 

que se desarrolla aumenta su consumo eléctrico. 

Colombia ha experimentado, como era de esperarse una expansión de su sistema 

eléctrico en la medida que se expanden su PIB y su ingreso per cápita. Con base en 

los datos publicados por el Banco Mundial en relación al consumo de energía 

eléctrica para cada país (véanse Figura 1, Figura 2 y Figura 3), el país muestra una 

expansión progresiva y paralela de ambos indicadores, y es de esperarse que el uso 

per cápita de energía se expanda en la medida en que se alcancen niveles mayores 

de desarrollo superando el actual rango de 1200 KWh/persona (59370 GWh en 

2012,  para una población de 46,1 millones de personas) y llegando a los niveles de 

3000 a 5000 KWh que tienen los países de desarrollo medio. Esto implicará triplicar 

el sistema eléctrico en las próximas dos décadas. 

 

Figura 1. Serie de tiempo del PIB per cápita (PPA US$ a 2005) y Consumo de 

energía eléctrica (GWh) para Colombia: 1990-2010 

Fuente: Elaborado por los autores con datos del Banco Mundial, 2013. 
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Figura 2. Diagrama de dispersión del PIB per cápita dólares PPA año 2005 vs 

consumo de energía eléctrica (KWh) en Colombia 

Fuente: Elaborado por los autores con datos del Banco Mundial, 2013. 

 

Figura 3. Diagrama de dispersión del PIB per cápita dólares PPA año 2005 vs 

consumo de energía eléctrica (KWh) en países en 2010 

Fuente: Elaborado por los autores con datos del Banco Mundial, 2013. 
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Las relaciones de oferta y demanda que establecen la formación de precios y 

asignaciones, así como el efecto en la estructura de producción de un país, sobre su 

competitividad y en las decisiones que toman los empresarios han sido motivo de 

investigación en la disciplina económica. 

Para conocer los efectos que tienen las dinámicas del sector eléctrico sobre la 

economía se analiza el comportamiento del agregado de la producción y la 

demanda interna. Para ello se recurre a las fuentes de estadística nacional que 

posee cada país. Dichas fuentes permiten observar el consumo y producción de 

energía desagregados por sectores productivos, consumidores (hogares, gobierno e 

inversión) y el sector externo (exportaciones). 

El instrumento pertinente para estudiar la dinámica de la estructura productiva 

clasificada según su actividad económica es la matriz de utilización. La estructura 

de las matrices permite la observación de la demanda realizada por cada sector al 

resto de sectores y la distribución de la producción que realiza un sector sobre el 

resto de la economía. 

Teniendo en cuenta lo anterior, el objetivo de este documento es analizar la 

producción de energía eléctrica y su demanda distribuida entre las ramas de 

actividad económica, hogares, gobierno y sector externo.  

Para efectos de este análisis, se tomaron las matrices de utilización consolidadas 

con homogeneidad metodológica por la OCDE correspondientes a Corea del Sur, 

Alemania, Reino Unido, Chile, Brasil y México. Como se señaló, no se dispone de 

la información de Perú y Brasil, además de que no se consideró relevante incluir 

las de los países del NordPool. Por tanto, las estadísticas de la OCDE permitirán 

hacer los análisis de PIB, tarifas y consumos de manera consistente.  

Un primer análisis necesario es la participación en el PIB que tiene el sector 

eléctrico. Para el efecto, la OCDE lo tiene agregado con gas y agua, no obstante, 

permite evidenciar el nivel de esfuerzo relativo que dedica cada país para 

proveerse de estos insumos.  La Figura 4 presenta la participación que tiene el PIB 

del Sector agregado energía, gas y agua sobre el PIB total de cada país. Como 

puede observarse, Colombia presenta una mayor participación respecto al resto de 

países, seguido de Brasil y Chile, los cuales se encuentran por encima del 3% de 

participación. El sector agregado es un 89 por ciento mayor que el de Estados 

Unidos y México y 62.5 por ciento mayor que el de Corea del Sur. 
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Figura 4. Participación del PIB de energía eléctrica, gas y agua sobre el PIB total 

para cada país (2005) 

Fuente: Elaboración de los autores. OCDE, 2012a. 

El producto eléctrico Pe, es la electricidad vendida a precios de Mercado,   

PIB eléctrico = 
        

∑       
 
     

                  (1) 

Consiste en un PxQ (Precio por Cantidad) tradicional en que el precio es la tarifa 

general de la economía del Kwh y la Q, el consumo per capita multiplicado por la 

población. El consume intermedio CIe son los costos totales que paga por los 

insumos el sector y puede ser expresado también como un costo unitario Cue 

multiplicado por Q, la cantidad total vendida. La ecuación queda asi: 

PIB eléctrico = 
            

∑       
 
     

 = 
             

∑       
 
     

                  (2) 

Por lo tanto,  el PIB sectorial será más alto en cuanto el numerador sea mayor y este 

se determina por la relación Tarifa-Costo. También será más alto mientras el 

denominador será menor, lo que implica un tamaño de la economía pequeño en 

relación con su sector eléctrico.  
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Un costo excesivo causa un aumento del precio de manera que se asegure un 

margen suficiente para hacer rentable la inversión (Mark-up).  Para la distribución, 

la generación es su costo intermedio principal y un exceso en su valor impulsara a 

su vez el precio vía Mark-up.  

Que a Colombia le esté representando este porcentaje del PIB proveerse de estos 

bienes, puede deberse o bien a un efecto de tamaño insuficiente de sus actividades 

productivas lo que conlleva que este agregado resulte con una proporción mayor 

en el producto, o a un efecto de precio en el suministro de estos bienes.  Para el 

caso del sector eléctrico en Colombia, los insumos del componente de generación 

son los más baratos posibles dentro de una canasta energética pues están 

compuestos en su mayor proporción por recurso hídrico. 

Las Tabla 1 complementa la información de las Cuentas Nacionales y las Matrices 

de utilización de la OCDE con la información de energía, la cual es obtenida del 

Informe de Energía Eléctrica de la entidad. En la Tabla 1 se muestran la población 

de cada uno de los países, la generación y consumo final de energía, los pagos por 

energía en cuentas nacionales, el costo por KWh obtenido de cuentas nacionales y 

las tarifas publicadas en el informe para los sectores industrial y residencial.   

La información permite evaluar el comportamiento del sector energía en cada una 

de las economías. Como se observa, el informe no publica información de Perú y 

Brasil. La información de Colombia se obtuvo de los informes oficiales y datos de 

este estudio. 
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Tabla 1. Consumos y Tarifas para países OCDE y Colombia 

 

Fuente: Elaboración de los autores. OCDE, 2012a; OCDE, 2012b. 

Con los datos de la Tabla 1, se puede decir que el sector eléctrico de Estados 

Unidos es altamente competitivo, atiende el mayor consumo per cápita de energía,  

12264 KWh/año, con la tarifa industrial más baja de la muestra y la residencial en 

el rango bajo de la misma.  El costo por KWh para la industria, revelado en cuentas 

nacionales es de 5.5 centavos de dólar, que solo es mejorado por México con 4.2 

centavos (el dato revelado de Chile se desestimó pues está afectado por altos 

niveles de auto y cogeneración). Las medidas de productividad en producto/GWh 

de la economía y del sector industrial no son las más altas, son superadas por 

Alemania y Reino Unido, pero están en el rango superior. La participación del 

sector de Electricidad, Gas y Agua en el PIB norteamericano es de solo 1.88%. Es 

decir, los consumidores y empresarios norteamericanos requieren, en términos 
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relativos, menos recursos de su economía para proveerse de la energía necesaria 

que todos los demás países de la muestra.  

Algo similar se puede decir de Corea del Sur, su consumo per cápita se viene 

duplicando cada década y el dato de la muestra es de 9187 KWh/año. Provee un 

importante sector industrial que representa el 29.24% del PIB, el más alto de la 

muestra. Su tarifa industrial es la segunda más baja y la residencial es la menor. 

Sus indicadores de productividad por producto/GWh son relativamente bajas, 

solo supera las de México y Chile. El tamaño en el PIB de Electricidad, Gas y Agua 

en la economía surcoreana es 2.24%, es el tercero menor de la muestra después de 

México. De este país, México, se pueden hacer anotaciones similares en cuento a 

tarifas y tamaño de PIB, pero su consumo per cápita es bastante menor que el 

surcoreano y norteamericano, 1920 KWh/año. Este dato solo supera al colombiano. 

Para Colombia los comentarios son opuestos: tiene el menor consumo per cápita, 

las mayores tarifas y uno de los mayores costos revelados para la industria. No 

obstante, se destacan sus niveles de productividad en producto/GWh que están en 

un rango medio alto en la muestra. Lo cual indica que no es una deficiencia de 

tamaño del producto en el denominador de la formula (1); y el muy bajo consumo 

per cápita, que forma la Q en la formula.  La participación en el PIB del sector de 

Electricidad, Gas y Agua, 3.64 por ciento, que es la más alta de la muestra, esta 

estar por las tarifas y no por efectos de composiciones sectoriales o cantidades 

consumidas, que desde luego también deben tener su efecto. 

Por su parte, la Figura 5 muestra la evolución del valor agregado del sector energía 

visto individualmente sobre el total del PIB de la economía obtenido de las cuentas 

nacionales. Tal como puede apreciarse, aunque ha tenido unas fluctuaciones, este 

ha mantenido una participación alrededor del 2,5% de la economía. 
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Figura 5. Relación valor agregado del sector energía sobre el PIB total de la 

economía y EGYA sobre el PIB total de la economía 

Fuente: Elaboración de los autores. DANE. Matriz de utilización 2000-2010. 

 

En el Anexo 1 – Capítulo 5 se presenta la información desagregada de la OCDE, la 

cual se presentan para el año 2005 y en dólares constantes. Las Figura a1, Figura a2 

y Figura a3 muestran, respectivamente, la participación que tiene el PIB de cada 

sector sobre el PIB total, la producción de cada una de las ramas de actividad y las 

ventas realizadas por el sector de energía, gas y agua para cada uno de los sectores 

pertenecientes a la matriz de utilización de los países seleccionados. 

Un análisis sobre los excedentes en cuentas nacionales y el consolidado de los 

estados financieros evidencian un buen comportamiento de las empresas y la 

rentabilidad del sector eléctrico en Colombia. La Figura 6 y Figura 7 muestran, 

respectivamente, el porcentaje de valor agregado y el porcentaje de excedente 

bruto de explotación según los sectores de la matriz de utilización, que en ambos 

casos se ubican en los altos rangos de las industrias extractivas e intensivas en 

capital. 

El cálculo para la Figura 6 y Figura 7 se hizo teniendo en cuenta el valor agregado 

de cada sector sobre la producción total de cada sector, y el excedente bruto de 

explotación de cada sector respecto a la producción total, respectivamente. La 

matriz utilizada para obtener ambas Figuras fue la de 2010. 
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Figura 6. Porcentaje de valor agregado para cada uno de los sectores productivos. 

2010 

Fuente: Cálculos de los autores en base a DANE, 2012. 
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Figura 7. Porcentaje de excedente bruto de explotación para cada uno de los 

sectores productivos. 2010 

Fuente: Cálculos de los autores en base a DANE, 2012. 

Un análisis de los márgenes EBITDA del sector da idénticas señales en el sentido 

de que no hay un problema estructural de costos. En la Figura 8 se presentan los 

márgenes de Generación para un consolidado de 10 empresas y en la 7 los de 

Distribución con un consolidado de 20 empresas.  Se tienen unos buenos niveles en 

toda la última década  y en el caso de distribución han tenido un incremento 

importante en los últimos 5 años. Ver Figura 9.  La información completa se 

encuentra en el Anexo 3. Es importante anotar que el ―egreso fundamental‖ en el 

sector eléctrico es el pago de la inversión y un EBITDA alto tiene implícito el 

margen necesario para cubrir este egreso. 
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Figura 8. Margen EBITDA de Generación 

Fuente: Elaborado por los autores con base a Datos Públicos de las empresas. 

 

Figura 9. Margen EBITDA de Distribución 

Fuente: Elaborado por los autores con base a Datos Públicos de las empresas. 

1 COMPORTAMIENTO DE LA PRODUCCIÓN Y DEMANDA DE 

ENERGÍA ELÉCTRICA EN COLOMBIA 

Esta sección tiene como objetivo identificar aquellos sectores industriales que 

presentan mayor consumo de energía eléctrica. La identificación de dichos sectores 

dará pautas para un análisis comparativo con países como Alemania, México, 

Chile, Estados Unidos, Reino Unido y Corea del Sur. 

Esta sección mostrará aquellos grandes sectores que más pagan por el uso de la 

energía eléctrica en el país. Para ello, se utilizará la información que provee la 
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matriz de utilización colombiana, la cual publica el DANE; y las matrices de 

utilización de cada uno de los países, los cuales publica la OCDE. La metodología y 

sus resultados serán descritos con más detalle a continuación. 

1.1 Metodología de la matriz de utilización 

La matriz de utilización es una tabla que presenta tres aspectos fundamentales de 

la economía. En primer lugar, se muestra el consumo intermedio que realiza cada 

uno de los sectores de la economía (60 sectores para el caso de Colombia y 40 en la 

fuente de comparación de la OCDE); el segundo punto tiene que ver con la 

demanda agregada final, en donde se señala detalladamente a las familias, 

gobierno e Instituciones Sin Fines de Lucro que sirven a los Hogares –ISFLH–; y 

por último, las cuentas de Producción y de Generación del Ingreso, véase Figura 

1-1 

 

Figura 1-1. Esquema de Matriz de Utilización 

 Fuente: Elaborado por ECSIM, 2008. 

En la Figura 1-2 se presenta la forma como se muestra la información en la Matriz 

de utilización. La economía se divide en el consumo intermedio que realizan las 

ramas de actividad productiva, en el consumo final, que consiste en todos los 

bienes y servicios que son consumidos por las familias y el gobierno; las 

exportaciones; y finalmente, la inversión o formación bruta de capital. Todos estos 

elementos suman el total de la oferta a precios de mercado de cada sector, lo cual 

es presentado en cada fila de la matriz. 
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Figura 1-2. Esquema de Lectura por filas de la Matriz de Utilización 

Fuente: Elaborado por ECSIM, 2008. 

En forma vertical, la matriz presenta el total de bienes y servicios que son 

consumidos por cada sector. También presenta el total de las exportaciones del 

país y el consumo final total, como lo presenta la Figura 12. De esta forma, es 

posible identificar la participación de cada sector en el total de cada rubro, o dicho 

de otra manera, la estructura de inversión, consumo intermedio, exportaciones y 

consumo final que empleó la economía colombiana. 

Figura 12. Esquema de Lectura por columnas de la Matriz de Utilización 

 

Fuente: Elaborado por ECSIM, 2008. 

En la parte inferior de la matriz se ubican los datos que la consolidan. Es decir, allí 

están los resultados de valor agregado, producción bruta, producción total, ingreso 

mixto y excedente bruto de explotación. 

Para efectos de este análisis, a continuación se mostrarán una serie de figuras sobre 

la demanda de energía eléctrica y el consumo intermedio que requiere dicho 

sector. 
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1.2 Descripción de tendencia sobre la oferta distribuida de energía eléctrica 

según demandante: Matrices de utilización 2000-2010  

Para el análisis de las demandas desagregadas hechas por la economía colombiana 

en relación a la energía eléctrica, se ha utilizado la información suministrada por la 

matriz de utilización que reporta el DANE para los años 2000-2010. Es importante 

tener en cuenta que las cuentas nacionales del DANE (fuente oficial de las 

matrices) ha tenido tres cambios de metodología sobre su línea base, por lo que las 

cifras que se mostrarán a continuación corresponden a la última metodología 

definida por el DANE, en la cual fijan a 2005 como año base. La nueva metodología 

permite conocer los encadenamientos hacia delante y hacia atrás de cada una de 

los sectores respecto al sector energía eléctrica y viceversa. 

Teniendo en cuenta lo anterior, el ejercicio que aquí se presenta tiene dos 

propósitos: por una parte se analizará la estructura de la demanda y se observarán 

cuáles sectores son los mayores demandantes de energía eléctrica en términos de 

pagos realizados (no de GWh consumidos); y por otra parte, se tendrá en cuenta en 

orden jerárquico (de mayor a menor) los insumos necesitados para la producción 

de energía eléctrica en Colombia y la relevancia del costo de la energía eléctrica 

como insumo en los sectores de mayor demanda.  

La Tabla 1-1 muestra para cada uno de los sectores productivos agregados, sector 

residencial y exportaciones, el porcentaje que se termina pagando de acuerdo al 

total de oferta a precios de mercado del sector energía eléctrica. 
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Tabla 1-1. Participación de los pagos realizados por cada uno de los grandes 

sectores a energía eléctrica 2000-2010 (%) 

Sector 2000 2001 2002 2003 2004 2005 2006 2007 2008 2009 2010 

Agricultura, Caza y Pesca  0.41   0.77   0.67   0.64   0.66   0.69   0.64   0.64   0.63   0.63   0.60  

Minas y Petróleo  1.20   0.89   1.08   1.42   1.47   1.48   1.69   1.67   1.28   1.42   1.46  

Industria Manufacturera  14.85   14.79   15.15   14.13   14.16   14.52   13.94   14.19   14.41   13.92   12.69  

Energía, gas y agua  32.73   32.21   32.57   31.37   30.21   28.92   28.77   29.63   30.57   32.16   32.96  

Construcción  0.11   0.21   0.24   0.25   0.23   0.24   0.24   0.27   0.28   0.30   0.28  

Comercio  5.08   5.18   5.70   5.69   5.72   5.63   5.99   6.22   5.58   5.59   5.54  

Transporte y Serv. Telecom.  2.94   3.42   3.15   3.37   3.56   3.72   3.92   3.98   4.24   4.07   4.10  

Servicios Financieros  2.71   2.16   2.53   2.50   2.58   2.62   2.75   2.58   2.57   2.68   2.59  

Administración Pública y Def.  4.05   4.01   3.65   3.59   3.82   3.99   3.94   4.14   4.25   4.78   5.50  

Servicios sociales  3.33   3.40   3.00   3.41   3.25   3.23   3.44   3.01   2.96   2.70   2.77  

Exportaciones  -   0.03   0.18   1.38   1.65   2.29   1.74   0.68   0.39   0.89   0.48  

Residencial  32.60   32.93   32.08   32.25   32.70   32.67   32.92   33.01   32.83   30.86   31.03  

Fuente: Elaboración de los autores con base a las categorías de las Matrices de utilización 

Nacionales. DANE, 2000-2012. 

Como puede apreciarse en la Tabla 1-1, el sector energía, gas y agua le demanda 

más el sector de energía eléctrica, seguida del sector residencial (hogares e ISLSH) 

y luego del sector industria manufactura. Dicho patrón se repite de forma similar 

para el resto de años. La Figura 1-3 muestra la distribución ordenada 

jerárquicamente para el año 2010. 

 

Figura 1-3. Distribución ordenada de mayor a menor de los pagos realizados por 

cada uno de los grandes sectores a energía eléctrica 2010 

Fuente: Elaboración de los autores con base a las Matriz de utilización Nacional. DANE, 2010. 

Una vez visto los resultados tanto de la Tabla 1-1 como de la Figura 1-3, en donde 

se observa que el sector de industria manufacturera es el tercer pagador más 
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grande de energía eléctrica, es importante hacer un zoom, primero de los 

subsectores en general que presentan mayor demanda, y segundo sobre aquellos 

subsectores de la industria manufacturera, lo cual va permitir identificar cuáles 

tienen mayor pago al sector de energía eléctrica. La Tabla 1-3 muestra de forma 

numerada los subsectores que están contenidos en las matrices de utilización de 

2000 a 2010. 

Tabla 1-2. Sectores tenidos en cuenta por la matriz de utilización 2000-2010 

 

Fuente: Elaboración de los autores con base a las categorías de las Matrices de utilización 

Nacionales. DANE. 2012. 

Para el análisis de energía eléctrica, se tendrá en cuenta todo lo observado en el 

sector 38 a nivel horizontal. La Figura 1-4 y Figura 1-5 muestra la distribución 

ordenada de menor a mayor de los pagos realizados por cada uno de los  

subsectores a energía eléctrica 2000 y 2010, respectivamente. Para mirar la 

evolución en cada uno de los años entre 2000-2010, véase Figura a6 en el Anexos – 

Capítulo 5. 
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2 Otros productos agrícolas 32 Maquinaria y equipo 

3 Animales vivos, productos animales y productos de la caza 33 Otra maquinaria y suministro eléctrico

4 Productos de silvicultura, extracción de madera y actividades conexas 34 Equipo de transporte

5 Productos de la pesca, la acuicultura y servicios relacionados 35 Muebles

6 Carbón mineral 36 Otros bienes manufacturados n.c.p.

7 Petróleo crudo, gas natural y minerales de uranio y torio 37 Desperdicios y desechos
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21 Artículos textiles, excepto prendas de vestir 51
Servicios de intermediación financiera, de seguros y servicios

conexos

22 Tejidos de punto y ganchillo; prendas de vestir 52 Servicios inmobiliarios y de alquiler de vivienda

23 Curtido y preparado de cueros, productos de cuero y calzado 53
Servicios a las empresas excepto servicios financieros e

inmobiliarios

24 Productos de madera, corcho, paja y materiales trenzables 54
Administración pública y defensa; dirección, administración y

control del sistema de seguridad social

25 Productos de papel, cartón y sus productos 55 Servicios de enseñanza de mercado

26 Edición, impresión y artículos análogos 56 Servicios de enseñanza de no mercado

27 Productos de la refinación del petróleo; combustible nuclear 57 Servicios sociales  y de salud de mercado

28 Sustancias y productos químicos 58
Servicios de alcantarillado y eliminación de desperdicios,

saneamiento y otros servicios de protección del medio ambiente

29 Productos de caucho y de plástico 59
Servicios de asociaciones y esparcimiento, culturales, deportivos

y otros servicios de mercado

30 Productos minerales no metálicos 60
Servicios de asociaciones y esparcimiento, culturales, deportivos

y otros servicios de no mercado

61 Servicios domésticos
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Figura 1-4. Distribución ordenada de menor a mayor de los pagos realizados por 

cada uno de los subsectores a energía eléctrica para el año 2000 (%) 

Fuente: Elaboración de los autores con base a las Matriz de utilización Nacional. DANE, 2000. 

 

Figura 1-5. Distribución ordenada de menor a mayor de los pagos realizados por 

cada uno de los subsectores a energía eléctrica para el año 2010 (%) 

Fuente: Elaboración de los autores con base a las Matriz de utilización Nacional. DANE, 2010. 

De acuerdo a la Figura 1-4 y Figura 1-5, el subsector de Administración y defensa 

presenta mayor pago respecto a los demás sectores (4.05% en 2000 y 5.50% en 

2010), seguido de comercio con 2.76% en 2000 y 3.27% en 2010. En relación a la 

industria manufacturera, productos de minerales no metálicos es un gran 

consumidor, seguido de sustancias y productos químicos, productos de papel y 

cartón y productos de caucho y de plástico.  
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Una vez hecha una primera identificación de sectores de la industria 

manufacturera que más pagan al sector de energía eléctrica, queda por explorar la 

información de consumos intermedios que reporta la matriz de utilización, la cual 

brinda información sobre el uso intensivo de factores para la producción, entre los 

que se encuentra la energía eléctrica. La Tabla 1-3 presenta ordenadamente de 

mayor a menor los subsectores de industria manufacturera que más porcentaje de 

uso de energía eléctrica requieren para su producción. Adicionalmente, se 

mostrará dicha información a nivel temporal (2000-2010). El cálculo de este 

porcentaje se hizo a través del consumo energía eléctrica que hace cada sector 

sobre su respectivo consumo intermedio total.  

Tabla 1-3. Porcentaje de uso de energía eléctrica respecto al consumo intermedio 

total de los subsectores de industria manufacturera. Subsectores según matriz de 

utilización 

Subsectores Industria Manufacturera 2000 2001 2002 2003 2004 2005 2006 2007 2008 2009 2010 

Productos minerales no metálicos  5.53 5.10 7.48 6.24 8.00 6.73 6.01 4.60 6.13 7.29 6.30 

Productos de papel, cartón y sus productos 5.48 6.00 6.89 5.22 5.84 5.47 4.36 4.74 5.29 6.18 5.47 

Azúcar y panela 4.04 6.94 5.74 5.65 6.58 6.64 7.84 7.70 8.70 6.01 4.96 

Productos de caucho y de plástico 3.41 4.95 4.59 3.75 2.81 3.79 3.34 2.66 3.56 4.56 4.44 

Fibras textiles naturales, hilazas e hilos; tejidos de fibras textiles, incluso 

afelpados 3.43 3.84 3.79 3.31 3.67 3.69 2.99 3.50 4.26 4.86 4.29 

Artículos textiles, excepto prendas de vestir 2.37 3.09 2.79 2.64 3.13 2.79 2.76 3.51 2.90 3.28 3.42 

Productos de madera, corcho, paja y materiales trenzables 1.56 2.97 1.82 2.31 2.45 2.33 2.25 2.22 2.56 3.23 2.97 

Bebidas 1.78 1.71 1.58 1.71 2.10 1.89 1.74 1.87 1.96 2.50 2.76 

Edición, impresión y artículos análogos 1.17 1.93 1.53 1.83 1.96 1.92 1.89 1.96 1.95 2.21 2.41 

Sustancias y productos químicos  2.52 1.85 2.03 2.14 1.98 2.25 1.87 1.85 1.93 2.40 1.97 

Productos metalúrgicos básicos (excepto maquinaria y equipo) 2.58 2.48 2.66 2.90 2.39 2.49 2.22 2.47 1.89 2.07 1.86 

Maquinaria y equipo  1.26 1.36 1.47 2.11 1.09 1.22 1.21 1.22 0.99 1.87 1.79 

Productos de molinería, almidones y sus productos 1.34 1.16 0.93 0.95 0.92 1.58 1.14 1.50 1.19 1.63 1.77 

Productos alimenticios n.c.p  1.37 1.31 1.80 1.65 1.49 1.57 1.60 1.56 1.46 1.71 1.75 

Productos de tabaco 0.94 1.18 1.34 0.82 1.01 1.19 1.17 1.10 1.15 1.88 1.69 

Otros bienes manufacturados n.c.p. 4.00 2.48 1.99 2.09 2.02 2.14 2.08 2.17 1.46 2.09 1.65 

Tejidos de punto y ganchillo; prendas de vestir 1.42 2.13 1.26 1.51 1.94 1.53 1.74 2.07 1.72 1.70 1.60 

Muebles 2.26 1.93 1.59 1.89 1.82 1.70 1.65 1.71 1.60 1.93 1.54 

Curtido y preparado de cueros, productos de cuero y calzado 1.46 1.42 1.78 1.67 1.75 1.63 1.63 1.55 1.67 1.84 1.52 

Productos lácteos 0.74 1.00 0.67 1.16 1.01 1.18 1.15 1.16 1.12 1.30 1.34 

Cacao, chocolate y productos de confitería 1.30 0.98 1.17 1.41 1.21 1.54 1.60 1.73 1.65 1.25 1.23 

Otra maquinaria y suministro eléctrico 1.31 1.41 1.38 1.42 1.41 1.29 1.22 0.75 1.08 1.47 1.13 

Aceites y grasas animales y vegetales 1.04 1.47 1.35 1.22 1.24 1.39 0.99 1.37 0.92 1.38 1.05 

Productos de la refinación del petróleo; combustible nuclear 1.65 1.17 1.60 1.25 1.01 1.06 0.92 0.95 0.66 0.68 1.05 

Carnes y pescados 0.33 0.50 0.47 0.45 0.41 0.51 0.52 0.51 0.64 0.84 0.80 
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Subsectores Industria Manufacturera 2000 2001 2002 2003 2004 2005 2006 2007 2008 2009 2010 

Equipo de transporte 0.67 0.56 0.63 0.83 0.46 0.49 0.44 0.34 0.40 0.48 0.34 

Productos de café y trilla  0.08 0.13 0.16 0.15 0.16 0.12 0.14 0.14 0.13 0.12 0.04 

TOTAL 1.98 2.07 2.14 2.07 2.08 2.11 1.93 1.90 1.92 2.27 2.07 

 

Fuente: Elaboración de los autores con base a las categorías de las Matrices de utilización 

Nacionales. DANE, 2000-2012. 

Como puede apreciarse en la Tabla 1-3, productos de minerales no metálicos, 

quien es el mayor pagador de energía eléctrica, resulta ser el subsector que mayor 

porcentaje de uso de energía eléctrica requiere para su producción. Esto, para los 

años 2000 y 2010. Para el resto de subsectores, productos de papel y cartón, 

productos de caucho y plástico, y sustancias y productos químicos presentan alto 

porcentaje de uso de energía eléctrica respecto al total de consumo intermedio. 

Así mismo, la Tabla 1-4 presenta el porcentaje de consumo de energía eléctrica  

sobre el consumo intermedio total de los subsectores agregados según EAM. Por lo 

tanto, los sectores se presentan según CIIU Rev 3 a dos dígitos, con lo cual es 

posible hacer una asociación entre los sectores que presenta la matriz de utilización 

de los sectores que define la EAM. 

Tabla 1-4. Porcentaje de uso de energía eléctrica respecto al consumo intermedio 

total de los subsectores de industria manufacturera. Subsectores según EAM 

  2000 2001 2002 2003 2004 2005 2006 2007 2008 2009 2010 

Fabricación de otros productos minerales no metálicos 5.53 5.10 7.48 6.24 8.00 6.73 6.01 4.60 6.13 7.29 6.30 

Fabricación de papel, cartón y productos de papel y cartón 5.48 6.00 6.89 5.22 5.84 5.47 4.36 4.74 5.29 6.18 5.47 

Fabricación de productos de  caucho y de plástico 3.41 4.95 4.59 3.75 2.81 3.79 3.34 2.66 3.56 4.56 4.44 

Fabricación de productos  textiles 3.18 3.64 3.51 3.12 3.51 3.43 2.92 3.50 3.79 4.33 3.99 

Fabricación de muebles; industrias manufactureras  ncp 2.97 2.15 1.75 1.98 1.91 1.88 1.83 1.90 1.54 2.00 1.59 

Fabricación de productos metalúrgicos básicos 2.58 2.48 2.66 2.90 2.39 2.49 2.22 2.47 1.89 2.07 1.86 

Fabricación de sustancias y  productos  químicos 2.52 1.85 2.03 2.14 1.98 2.25 1.87 1.85 1.93 2.40 1.97 

Coquización, fabricación de productos de la refinación  del petróleo  y 

combustible nuclear 1.65 1.17 1.60 1.25 1.01 1.06 0.92 0.95 0.66 0.68 1.05 

Transformación de la madera y fabricación de productos de madera y de 

corcho, excepto muebles 1.56 2.97 1.82 2.31 2.45 2.33 2.25 2.22 2.56 3.23 2.97 

Curtido y preparado de cueros; fabricación de calzado; fabricación de 

artículos de viaje, maletas 1.46 1.42 1.78 1.67 1.75 1.63 1.63 1.55 1.67 1.84 1.52 

Fabricación de prendas de vestir; preparado y teñido de pieles 1.42 2.13 1.26 1.51 1.94 1.53 1.74 2.07 1.72 1.70 1.60 

Otra maquinaria y suministro eléctrico 1.31 1.41 1.38 1.42 1.41 1.29 1.22 0.75 1.08 1.47 1.13 

Fabricación de maquinaria y equipo ncp 1.26 1.36 1.47 2.11 1.09 1.22 1.21 1.22 0.99 1.87 1.79 

Actividades de edición e impresión y de reproducción de grabaciones 1.17 1.93 1.53 1.83 1.96 1.92 1.89 1.96 1.95 2.21 2.41 

Elaboración de productos alimenticios y de bebidas 1.03 1.25 1.12 1.15 1.17 1.35 1.33 1.37 1.30 1.53 1.50 
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Fabricación de productos de  tabaco 0.94 1.18 1.34 0.82 1.01 1.19 1.17 1.10 1.15 1.88 1.69 

Equipo de transporte 0.67 0.56 0.63 0.83 0.46 0.49 0.44 0.34 0.40 0.48 0.34 

Fuente: Elaboración de los autores con base a las Matrices de utilización Nacionales. DANE, 2000-

2012. 

Según la Tabla 1-4, los sectores que aparecen con mayor uso intensivo de energía 

eléctrica respecto a su consumo intermedio son fabricación de otros productos 

minerales metálicos, fabricación de papel, cartón y productos de papel y cartón, 

fabricación de productos de caucho y plástico y fabricación de productos textiles. 

Por su parte, se eligieron ocho subsectores que con una participación relevante de 

la energía sobre el total del costo de los insumos que se requiere para hacer su 

oferta total al mercado. La Figura 1-6 muestra dichos sectores. Por su parte, la 

Figura 1-7, muestra la evolución que ha tenido la demanda de energía eléctrica 

durante el período 2000-2010 para cada uno de los sectores claves. 
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Sustancias y Productos Químicos Correo y Telecomunicaciones 

 
 

Servicios financieros Servicios de salud 

  

Figura 1-6. Sectores con alto porcentaje de demanda de energía eléctrica en su 

consumo intermedio 

Fuente: Elaboración de los autores con base a Matrices de utilización Nacionales. DANE, 2012. 
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Administración Pública y defensa Comercio 

  

Sustancias y Productos Químicos Correo y Telecomunicaciones 

  

Servicios financieros Servicios de salud 

 
 

Figura 1-7. Consumo de energía electrica según sector clave: Pesos constantes vs 

porcentaje de uso de energía sobre el total de insumos 

Fuente: Elaboración de los autores con base a Matrices de utilización Nacionales. DANE, 2012. 

Teniendo en cuenta las tendencias presentadas en la Figura 1-7, es importante 

resaltar el comportamiento de aquellos sectores que pertenecen a la rama de 

industria manufacturera, tales como Producción de Metales, Producción de no 

Metales y Sustancias Químicas.  
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La siguiente sección mostrará de manera agregada los consumos realizados de 

energía eléctrica tanto para las ramas de actividad productiva como para los 

subsectores pertenecientes a la industria manufacturera.  

2 SECTORES CON MAYOR DEMANDA DE ENERGÍA ELÉCTRICA 

EN SUS FACTORES DE PRODUCCIÓN. MEDICIÓN EN KWH 

El propósito de esta sección es contrastar los subsectores que presentan mayor 

demanda de energía eléctrica, los cuales fueron identificados mediante la matriz de 

utilización. En este caso, el criterio para identificarlos consiste en un análisis 

descriptivo sobre la información que brinda la Encuesta Anual Manufacturera 

(EAM), la cual presenta información sobre el consumo de energía eléctrica en KWh 

y el valor agregado de cada uno de los subsectores industriales. Esta información 

aparte de brindar un elemento adicional para identificar subsectores que más 

consumen energía eléctrica, también es útil para obtener una medida proxy de 

productividad.  

Para ilustrar el consumo de energía eléctrica en cada uno de los subsectores de la 

industria manufacturera, la Tabla 2-1 presenta la evolución del consumo en KWh 

que va desde 2000 hasta 2010. Para el los sectores agregados se tomó la 

información de XM, la cual se presenta en la Tabla a1 del Anexo. 
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Tabla 2-1. Consumo de energía eléctrica para las subsectores de la industria manufacturera (GWh) 

 

Fuente: Cálculos de los autores con base a Encuesta Anual Manufacturera. DANE, 2011. 
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Según la Tabla 2-1, los subsectores productos alimenticios y de bebidas, productos 

metalúrgicos básicos, productos minerales no metálicos, sustancias y productos 

químicos y productos textiles son los que más consumen energía eléctrica. Esta 

nueva información respalda lo ya encontrado con la matriz de utilización, pero 

deja ver dos nuevos sectores, los cuales corresponden a productos alimenticios y 

bebidas y productos textiles. Cabe la posibilidad que estos dos subsectores no se 

hayan revelado con el ejercicio, dado que son actividades que se desarrollan en 

empresas cuya tarifa es residencial y por lo tanto no paguen valores significativos 

por el consumo de energía. 

Otros dos ejercicios que valen la pena reseñar son los relacionados a la 

autogeneración de los subsectores de industria manufacturera y el precio que 

pagan las pequeñas y medianas empresas industriales de Colombia. La Tabla 2-2 

presenta la energía generada en KWh que reporta la EAM, seguida del porcentaje 

de energía generada respecto al consumo total por sector. Luego, se presenta el 

valor de la energía pagada por cada uno de los subsectores medido en $USc/KWh. 

Esta última variable se calcula teniendo la compra que se hace por la energía 

eléctrica sobre el total de energía consumida a una tasa de cambio de 2010.  

Finalmente, la Tabla 2-3 hace referencia al número de establecimientos según 

cantidad de empleados contratados; al porcentaje de establecimientos que se define 

como Microempresas y pequeñas empresas (0 a 50 empleados), medianas 

empresas (51 a 200 empleados) y grandes empresas (más de 200 empleados); al 

porcentaje de producción bruta según tipo de empresa; y al porcentaje de consumo 

de energía eléctrica para cada una de las categorías de empresas. 

Tabla 2-2. Autogeneración de energía eléctrica, valor del KWh consumido ($USc) 

y porcentaje de Pymes según subsectores de la industria manufacturera. 2010 

Sector industria manufacturera 

Energía 

generada 

(KWh) 

% Energía 

Generada/

Consumida 

Valor Energía 

Eléctrica 

Comprada 

($USc/KWh) 

Curtido y preparado de cueros; fabricación de 

calzado  116  0.13 15.69 

Fabricación de maquinaria de oficina, contabilidad e  

informática  -  0.00 15.17 

Fabricación de prendas de vestir; preparado y teñido 

de pieles  2,172  1.64 15.14 

Fabricación de maquinaria y equipo ncp  3  0.00 14.46 

Fabricación de otros tipos de equipo de transporte  -  0 14.41 

Fabricación de muebles; industrias manufactureras  

ncp  943  0.51 14.21 
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Sector industria manufacturera 

Energía 

generada 

(KWh) 

% Energía 

Generada/

Consumida 

Valor Energía 

Eléctrica 

Comprada 

($USc/KWh) 

Fabricación de instrumentos médicos, ópticos y de  

precisión  -  0.00 14.12 

Fabricación de productos elaborados de metal, 

excepto  maquinaria y equipo  143  0.06 13.98 

Actividades de edición e impresión y de 

reproducción de grabaciones  55  0.03 13.90 

Transformación de la madera y fabricación de 

productos de madera y de corcho, excepto muebles  26,763  35.79 13.79 

Fabricación de  equipo y aparatos de radio,  

televisión   y comunicaciones  -  0.00 13.53 

Elaboración de productos alimenticios y de bebidas  900,679  30.44 13.41 

Fabricación de maquinaria y  aparatos eléctricos ncp  12  0.01 13.31 

Fabricación de productos de  caucho y de plástico  55,459  4.65 13.29 

Fabricación de productos de  tabaco  -  0.00 13.19 

Fabricación de vehículos automotores, remolques y 

semirremolques  -  0.00 13.10 

Fabricación de productos  textiles  188,576  19.61 12.71 

Fabricación de otros productos minerales no 

metálicos  587,171  30.43 12.07 

Fabricación de sustancias y  productos  químicos  469,583  27.19 11.89 

Fabricación de papel, cartón y productos de papel y 

cartón  681,157  45.29 10.73 

Fabricación de productos metalúrgicos básicos  28,309  1.17 8.18 

Coquización, fabricación de productos de la 

refinación  del petróleo  764,102  95.98 8.08 

Total  3,705,243   24.93   11.78  

Fuente: Cálculos de los autores con base a Encuesta Anual Manufacturera. DANE, 2011. 
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Tabla 2-3. Producción bruta y consumo de energía según tamaño de empresa. Sectores industria manufacturera 2010 

 

Fuente: Cálculos de los autores con base a Encuesta Anual Manufacturera. DANE, 2011. 
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Como puede apreciarse en la Tabla 2-2, la autogeneración para algunos subsectores 

resulta ser significativa. Por ejemplo, en Elaboración de productos alimenticios y 

de bebidas tienen un 30.44% de autogeneración y fabricación de papel y cartón 

representa un 45.29%.  

No obstante, al enfocarse en el consumo de energía eléctrica, la pregunta que sigue 

es saber qué tan eficiente es la compra de dicha energía. Para ello, la Tabla 2-4 

muestra una proxy de productividad medida como el valor agregado por cada 

KWh consumido. Dicha medida se obtiene con la razón entre el valor agregado en 

pesos constantes103 que reporta la EAM y la información de la Tabla 2-2. Esta Tabla 

permite ver que la industria colombiana ha incrementado su productividad en un 

14.6 por ciento en esta década. La ordenación se hizo teniendo en cuenta los 

sectores con mayor consumo de energía eléctrica según la Tabla 2-1, y 

posteriormente los sectores con mayores índices de productividad.  

La productividad directa, en unidades producidas por Kwh en cada uno de los 

subsectores, no está dentro del alcance de este proyecto y por ello, esta medida 

agregada de la capacidad de generación de valor por cada Kwh es la medida 

económica más cercana a la medición de la productividad energética que nos 

puede dar cuenta del comportamiento del sector industrial en el uso del recurso 

eléctrico. 

                                                           
103 La EAM presenta los datos en pesos corrientes. Para efectos de este análisis se utilizó el IPP 
como deflactor. 
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Tabla 2-4. Medida de productividad a través del valor agregado generado por unidad de KWh consumido 

 

Nota: Los datos se obtuvieron a través del valor agregado de cada sector sobre el valor del consumo intermedio de energía eléctrica. 

Fuente: Cálculos de los autores con base a Encuesta Anual Manufacturera. DANE, 2011. 
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De acuerdo a la Tabla 2-4, los subsectores identificados como mayor consumidores 

de energía eléctrica presentan un indicador de competitividad 1.33 (Fabricación de 

productos metalúrgicos básicos) y 6.98 (Elaboración de productos alimenticios y 

bebidas); ambos para el año 2010.  

Ahora bien, uno de los temas complementarios en competitividad es lo relacionado 

con el grado de apertura que tiene los sectores. Así, el grado de apertura, medido 

como como la suma de exportaciones e importaciones sobre el PIB, da indicios que 

muestran vulnerabilidad externa de los sectores. Pues bien, una tarifa alta de 

energía eléctrica en sectores que son altamente intensivos en dicho recurso puede 

jugar en contra en sus costos internos y por tanto, perder capacidad de 

competencia con los mismos sectores de otros países. La Tabla 2-5 presenta 

información de apertura económica comparada con el PIB, el consumo en KWh, la 

medida de productividad ya mencionada, una medida que muestra el valor 

agregado por KWh consumido y la participación del consumo de energía eléctrica 

sobre el total de consumo intermedio. Todo esto para los sectores identificados 

tanto con la matriz de utilización como con la información EAM. Es de anotar, que 

de estos sectores, el único que ha perdido productividad es el de Productos de 

Papel y Cartón. 

Tabla 2-5. Vulnerabilidad externa por costos de insumos 

 PIB GWh PIB/KWh PIB/CI $ Grado 

Apertura 

% CI 

Energía 

Elaboración de productos alimenticios y de bebidas 20,658.3 2,959.1 7.0 24.5 24.1 0.01 

Fabricación de productos textiles, excepto prendas de vestir 1,734.9 961.5 1.8 14.4 61.8 0.04 

Productos de papel, cartón y sus productos 2,194.7 1,504.1 1.5 7.1 40.8 2.97 

Sustancias y productos químicos  9,649.2 1,726.8 5.6 25.8 91.3 1.05 

Productos minerales no metálicos  4,676.3 1,929.4 2.4 10.8 26.2 4.44 

Productos metalúrgicos básicos (excepto maquinaria y equipo) 4,933.6 2,659.0 1.9 20.4 127.5 6.30 

 

Fuente: Cálculos de los autores con base a Encuesta Anual Manufacturera. DANE, 2011. Matriz de 

Utilización 2010. El cáculo se hizo teniendo en cuenta exportaciones más importaciones sobre la 

producción total a precios de mercado. 

De acuerdo a la Tabla 2-5, productos metálicos presenta un grado de apertura 

mayor, un porcentaje de costo intermedio de energía eléctrica alto y una 

productividad baja. Sin embargo, quien le sigue, sustancias y productos químicos, 

presenta un grado de apertura alto, pero con un porcentaje de consumo intermedio 

de energía bajo (el tercero más bajo de los subsectores seleccionados) y cuya 

productividad es más alta que el resto de sectores. En suma, los sectores más 
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vulnerables son productos metálicos y productos de papel y cartón, y productos 

minerales no metálicos con posible vulnerabilidad, pues su porcentaje de costo 

intermedio de energía eléctrica es el segundo más alto.  

La medida directa de la productividad da unas señales claras de la evolución en el 

uso del recurso. Esto no se obtiene con la medida de eficiencia de dicho uso vía 

Productividad Total de los Factores (PTF). El cálculo de la PTF que involucra uso 

de energía eléctrica requiere información desagregada para cada una de las ramas 

de actividad productiva a CIIU Rev. 3, con lo cual se puede obtener el residuo de 

productividad.  En el estudio realizado por Fedesarrollo ―El Mercado de la Energía 

Eléctrica en Colombia‖ de 2009, en donde se analizó el efecto de la energía eléctrica 

en la PTF, en un análisis del período 1980-2006 se concluyó: ―… el crecimiento del 

consumo de energía resultó no ser significativo‖ (Fedesarrollo 2009, Capítulo 5, p. 

21). Idéntica conclusión obtiene el trabajo del Banco de la Republica de 2006, 

liderado por Echavarría y otros: ―La Productividad y sus Determinantes: El Caso 

de la Industria Colombiana‖.  

Por consiguiente, se considera que con la información que se tiene para las ramas 

proveniente de la Matriz de utilización, el indicador de PTF no aportará más de lo 

que ya se ha evidenciado en los trabajos anteriormente citados dado que la 

naturaleza y propósito de este indicador no pueden evidenciar las mejoras 

específicas y agregadas que si muestran los indicadores directos que se obtuvieron 

de la EAM. 

 

Por otra parte, se realizó un ejercicio para identificar el gasto relativo en energía 

eléctrica teniendo en cuenta toda la producción de la economía. Este gasto relativo 

se obtuvo a partir de la razón entre el deflactor implícito de demanda de energía 

eléctrica y el deflactor implícito del PIB. Este indicador quiere decir que el 

promedio de precios de energía eléctrica sube con más aceleración que los precios 

de los bienes y servicios de la economía. Tal como se aprecia en la Figura 2-1, los 

precios relativos de la energía eléctrica subieron alrededor de 17% entre 2008 y 

2010. 
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Figura 2-1. Gasto relativo: Deflactor implícito demanda intermedia energía 

eléctrica vs. Producción 

Fuente: Cálculo de los autores en base a DANE, 2012. 

Finalmente, la Figura 2-2 muestra el valor agregado del sector energía eléctrica, 

cuyo valor es reportado por la matriz de utilización. En este sentido, el PIB del 

sector energía eléctrica presenta entre 2000 y 2010 un incremento que va desde 

6930 miles de millones de pesos hasta 12379 miles de millones de pesos, 

respectivamente. Esto muestra la expansión del sector en la economía colombiana. 

 

Figura 2-2. Valor agregado del sector energía (miles de millones de pesos 

constantes a 2012) 

Fuente: Elaboración de los autores con base a Matrices Insumo Producto Nacionales. DANE, 2012. 
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La siguiente sección comparará los consumos de energía eléctrica tanto en dinero 

como en KWh para los distintos subsectores de la industria manufacturera de 

Colombia y algunos países pertenecientes a la OCDE. Adicionalmente, se aplicará 

la proxy de productividad para los países seleccionados, la cual deja ver la 

eficiencia del uso de energía eléctrica en las respectivas industrias. 

3 ANÁLISIS COMPARATIVO DE OFERTA Y DEMANDA DE 

ENERGÍA A NIVEL MUNDIAL USANDO MATRICES DE 

UTILIZACIÓN E INFORME DE ELECTRICIDAD OCDE 

La sección anterior permitió identificar los sectores industriales colombianos que 

más hacen uso de la energía eléctrica para su producción. Para este acápite, se hará 

una comparación de consumo y pago de energía eléctrica, valor agregado y 

productividad entre los subsectores de la industria manufacturera tanto de 

Colombia como de Alemania, Chile, Corea del Sur, México, Estados Unidos y 

Reino Unido. 

Por consiguiente, el objetivo de esta sección es analizar factores de eficiencia 

propios en cada industria y hacer una comparación de productividad de los 

subsectores industriales, con el fin de controlar los efectos tecnológicos de aquellos 

derivados por las tarifas de energía eléctrica. Esto, para cada uno de los países ya 

mencionados. 

Para esta parte del análisis se indagaron diversas matrices de utilización 

correspondientes a Alemania, Chile, Corea del Sur, México, Estados Unidos y 

Reino Unido. La fuente de consulta fue las estadísticas de la OCDE para todo lo 

relacionado con PIB por subsector y compras realizadas al subsector de energía, 

gas y agua. Para los consumos de energía eléctrica en KWh, se consultó el informe 

de Electricidad que publicó la OCDE en el año 2012.  

Dicha fuente permite hacer un comparativo sobre la lista de países ya mencionada, 

los cuales se presentan para el año 2005 y en dólares. Para el caso colombiano, se 

tomó la matriz de utilización del año 2005 y se transformó a dólares de ese mismo 

año con la tasa de cambio que reportó el Banco Mundial ($2321/$US), y luego se 

hizo la agregación de sectores respecto a las matrices de la OCDE con el fin de que 

sean comparables. Las tablas que  muestran el porcentaje del PIB de cada subsector 

sobre el PIB total de cada país, el valor agregado en dólares, los KWh consumidos, 

el pago realizado al subsector energía, gas y agua, una medida de productividad 
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(utilizada para el análisis de Colombia) y una medida que muestra el valor 

agregado obtenido por cada dólar pagado al sector de energía, gas y agua se 

muestran en el Anexos – Capítulo 5 (Tabla a2, Tabla a3, Tabla a4, Tabla a5, Tabla 

a6, Tabla a7, Tabla a8, Tabla a9 y Tabla a10). Es importante aclarar que se hizo una 

armonización de la matriz de utilización colombiana teniendo en cuenta los 

subsectores que presenta la matriz de utilización de la OCDE, pues este último 

tiene menos renglones que la matriz colombiana. 

La Tabla 3-1 y Tabla 3-2 permiten hacer un análisis sobre la productividad por 

país, en donde se comparan los sectores identificados para Colombia con las 

dinámicas presentadas por el resto de países. Por consiguiente, acá se presentan los 

resultados de los niveles de productividad para los subsectores revisados, 

incluyendo los efectos de los costos por el suministro de energía eléctrica (kWh) 

para la producción.  

Tabla 3-1. Consolidado de productividad para los países y Colombia ($US 

GDP/KWh) 

Productivity Germany 

United 

States Sweden Finland 

United 

Kingdom Korea Mexico Chile Colombia 

C15T16 Food products, beverages and 

tobacco 2.74 1.86 1.89 1.99 3.31 2.56 11.36 0.00 9.00 

C17T19 Textiles, textile products, leather and 

footwear 3.22 1.39 2.95 3.65 2.32 0.95 395.15 0.00 5.72 

C20 Wood and products of wood and cork 2.04 1.30 0.00 0.00 0.00 0.76 0.00 0.00 11.92 

C21T22 Pulp, paper, paper products, printing 

and publishing 1.87 1.97 0.30 0.26 2.78 1.25 1.05 0.00 3.12 

C23 Coke, refined petroleum products and 

nuclear fuel 2.98 2.73 0.00 0.00 0.00 15.28 0.64 0.04 7.54 

C24 Chemicals and chemical products 1.18 0.79 1.30 0.49 1.51 0.49 1.48 2.34 5.98 

C25 Rubber and plastics products 2.16 34.56 13.52 3.74 2.85 15.98 0.25 0.08 3.16 

C26 Other non-metallic mineral products 1.33 1.24 1.15 1.34 1.23 0.65 1.38 0.99 2.49 

C27 Basic metals 0.94 0.69 0.69 0.64 1.17 0.46 0.91 0.55 0.66 

C28 Fabricated metal products except 

machinery and equipment 59.85 0.00 6.40 8.36 13.04 0.00 7.79 0.00 22.65 

C29 Machinery and equipment n.e.c  8.59 1.03 4.60 2.12 1.41 0.45 0.00 0.00 22.05 

C30 Office, accounting and computing 

machinery 2.16 34.56 2.79 3.74 2.85 15.98 0.25 0.00 0.00 

C31 Electrical machinery and apparatus n.e.c 2.16 34.56 13.52 3.74 2.85 15.98 0.25 0.08 0.00 

C32 Radio, television and communication 

equipment 0.80 0.80 0.00 3.56 0.77 77.22 0.00 0.00 0.00 

C33 Medical, precision and optical 

instruments 2.16 34.56 2.79 3.74 2.85 15.98 0.00 0.00 121.03 

C34 Motor vehicles, trailers and semi-trailers 4.10 2.09 2.65 1.13 2.85 1.21 10.00 0.00 0.00 

C35 Other transport equipment 2.16 34.56 2.79 3.74 2.85 15.98 0.00 0.00 0.00 

C36T37 Manufacturing n.e.c; recycling 2.16 34.56 13.52 3.74 2.85 15.98 0.25 0.08 0.00 
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Fuente: Cálculo de los autores con OCDE, 2012a, 2012b. Matriz de utilización Colombia 2005, 

DANE, 2012. DANE - EAM, 2011. 

 

Tabla 3-2. Valor agregado por dólar de energía pagado (GDP $US/KWh cost 

$US) 

Energy price of add value Germany 

United 

States Sweden Finland 

United 

Kingdom Korea Mexico Chile Colombia 

C15T16 Food products, beverages and 

tobacco 12.51 18.18 20.65 22.17 16.85 40.45 32.00 32.20 65.93 

C17T19 Textiles, textile products, leather and 

footwear 11.94 31.78 27.96 34.97 22.56 10.48 26.05 27.23 52.80 

C20 Wood and products of wood and cork 14.95 43.58 13.61 10.01 16.22 11.08 34.10 17.24 53.29 

C21T22 Pulp, paper, paper products, printing 

and publishing 14.04 47.25 7.92 7.50 19.15 14.61 15.36 10.46 30.24 

C23 Coke, refined petroleum products and 

nuclear fuel 10.37 10.42 7.24 8.80 7.88 33.14 129.78 11.34 199.75 

C24 Chemicals and chemical products 16.81 25.59 22.43 12.34 10.53 8.74 36.89 31.35 42.38 

C25 Rubber and plastics products 15.31 27.27 19.09 25.51 12.60 23.85 15.36 19.89 32.81 

C26 Other non-metallic mineral products 8.38 17.72 18.80 21.65 7.80 10.50 21.87 15.98 18.86 

C27 Basic metals 6.37 14.66 9.86 8.51 2.75 6.88 10.51 12.28 19.10 

C28 Fabricated metal products except 

machinery and equipment 20.17 41.02 25.83 42.01 17.01 20.57 25.57 32.07 42.94 

C29 Machinery and equipment n.e.c  39.13 71.98 42.11 57.14 17.44 39.00 43.82 42.67 85.71 

C30 Office, accounting and computing 

machinery 49.24 52.13 71.73 0.00 86.97 22.90 27.59 0.00 82.69 

C31 Electrical machinery and apparatus n.e.c 28.61 103.43 66.89 48.04 23.35 32.96 25.80 40.05 0.00 

C32 Radio, television and communication 

equipment 36.80 64.40 0.00 176.38 27.85 24.80 0.00 0.00 0.00 

C33 Medical, precision and optical 

instruments 57.63 71.45 86.52 72.56 46.98 41.67 0.00 0.00 193.78 

C34 Motor vehicles, trailers and semi-trailers 25.75 56.40 30.57 40.35 17.98 30.15 51.61 79.12 0.00 

C35 Other transport equipment 37.11 101.11 44.11 43.54 19.62 43.10 0.00 0.00 0.00 

C36T37 Manufacturing n.e.c; recycling 25.14 76.64 22.84 37.87 25.18 42.10 33.21 32.46 0.00 

Fuente: Cálculo de los autores con OCDE, 2012a, 2012b. Matriz de utilización Colombia 2005, 

DANE, 2012. DANE - EAM, 2011. 

Ambas tablas, con las productividades por KWh y por Costo del Insumo muestran 

más fortalezas que debilidades del sector industrial colombiano en el uso del 

insumo eléctrico. Al comparar Colombia con México, el país supera a México en 9 

subsectores mientras somos inferiores en 3, en el producto por KWh. En el 

producto por KWh pagado la relación es de 12 a 3 a favor de Colombia. El mismo 

análisis con Chile da unas ventajas aún superiores a Colombia. En un comparativo 

general con los demás países, Colombia muestra un nivel superior en el uso del 

recurso eléctrico. Cifras excesivamente altas o bajas puede tratarse de sectores 
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pequeños con solo una o unas pocas actividades de alto valor y poco (o mucho) 

consumo energético lo que distorsiona los resultados comparados de países que 

tienen un portafolio productivo más amplio.  En lo que sí es importante insistir es 

que no obstante estos efectos de tamaño y mescla,  los datos de la OCDE 

consistentes. 

4 CONCLUSIONES 

5.1  El sector eléctrico colombiano representa un tamaño del PIB por encima de los 

países analizados, (Figura 4).  Un comportamiento opuesto se da para los países 

con bajas tarifas, Estados Unidos, México y Corea, en donde las participaciones del 

sector en el PIB es sustancialmente menor. Se trata de un sector poco transable en 

un país de un consumo per cápita bajo de energía y sin industrias altamente 

intensivas en consumo de energía. El análisis más detallado de productividad 

eléctrica general de la economía y de la industria, evidencia un buen nivel de uso 

del recurso. Esto, unido al nivel de participación industrial, tanto en el PIB como en 

el consumo eléctrico, sugiere que el factor determinante son las tarifas del sector.   

 

Retomando la ecuación 2:   

PIB eléctrico = 
            

∑       
 
     

 = 
             

∑       
 
     

                  (2) 

                   

Luego de verificarse con el margen bruto de explotación, el consumo intermedio y 

el EBITDA, que no hay un problema en el componente de costos unitarios, la  

participación del sector eléctrico en la economía la explica la relación  entre: la 

cantidad consumida de energía y el producto total  (Q/P), y la Tarifa. Un (Q/P) 

muy alto indicara una muy baja productividad energética y explicaría una 

participación alta. Como se observa en la Figura 4-1, para el caso colombiano este 

no es el determinante, lo determinante es la tarifa.  
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Figura 4-1. Comparativo Efecto Tarifas vs Q/Pib 

Fuente: Elaboración de los autores con base en datos de Tabla 7.  Las escalas se modificaron en x0,1 

para el %PIB y la Tarifa.  

5.2 Se ha dado un cambio significativo en la estructura de la demanda de energía 

eléctrica en términos de las cantidades pagadas por los sectores, existiendo un 

aumento de las cuantías pagadas en los sectores no transables y pertenecientes a 

mercados regulados. 

5.3 Los sectores industriales han mantenido o aumentado su consumo, en muchos 

casos mejorando sus índices de producto por KWh consumido y en el agregado la 

industria mejoro su productividad por KWh en un 14.6%. No obstante, esta mejora 

en la productividad eléctrica no se ha traducido en una reducción del pago final de 

la energía por el aumento del precio que se ha dado desde 2008. 

5.4 La comparación de productividad a nivel de subsectores indica que la industria 

colombiana tiene unos niveles de producto por KWh y por costo de KWh, en los 

rangos superiores de la muestra.  

 -

 0.0500

 0.1000

 0.1500

Q/P Tarifa industrial 2006. %PIB



CAPÍTULO 6. PRESENTACIÓN DE PROPUESTAS 

 

Los precios de la electricidad en Colombia han experimentado alzas recientes 

en términos reales tanto para los usuarios regulados como para los no-

regulados del sector industrial. Como se ha documentado en otros 

entregables, en la explicación de esos incrementos concurren factores reales 

(hidrología, precio del gas, estrechamiento del margen entre oferta y 

demanda, etc); situaciones de imperfecciones de mercado (integración 

vertical, modalidades de contratación, etc.); cambios regulatorios 

(modificación de la fórmula tarifaria, nuevas cargos en distribución y 

transmisión, etc.) y situaciones externas al sector como los atentados a la red 

de transmisión, que elevan puntualmente las restricciones, y revaluación de 

la tasa de cambio, que elevó aún más el precio de la electricidad expresado en 

dólares.  

 

En las comparaciones de los precios vigentes en Colombia en 2012 con 

referentes internacionales, extremadamente complejas, se registran 

diferencias, más importantes para los consumidores regulados que para los 

no-regulados, en cuya explicación concurren igualmente múltiples factores. 

En el caso del sector industrial esas diferencias, con un par de excepciones, no 

son muy grandes. No obstante, las industrias que utilizan electricidad en 

forma intensiva podrían tener dificultades para competir con el Perú y con 

varios estados de los Estados Unidos.  

 

Sin embargo, es difícil argumentar que una intervención radical de la 

magnitud requerida para eliminarlas rápidamente se justifique y ello por 

varias razones. En primer lugar, porque en gran parte la diferencia en los 

precios la explican causas que no están bajo el control de la industria eléctrica 

ni de la arquitectura del mercado, ya sea por la disponibilidad  en cantidad y 

precio de combustibles en condiciones muy superiores a las de Colombia en 

los países mencionados, y/o en el caso del Nord Pool y de los EEUU, por el 

precio relativo del capital en una industria intensiva en su uso, las economías 

de escala permitidas por el tamaño del mercado y  la solidez de sus 

instituciones. En segundo lugar, porque aún si fuera posible y deseable esa 

intervención radical – entendiendo por ello alguna modalidad de control 



 

directo de precios o modificación ad-hoc y extemporánea de las reglas de la 

regulación - la experiencia reciente del Brasil, reseñada en el Entregable 4,  

indica que una intervención radical  y apresurada que violente la 

institucionalidad puede tener costos substanciales no solo en términos de 

reputación y de la confianza inversionista, sino en el logro mismo de los fines 

deseados con la intervención. Pero, más importante, y en tercer lugar, porque 

el estudio ha identificado un conjunto de medidas que, sin violentar la 

institucionalidad sino fortaleciéndola, pueden contribuir a un desempeño 

más eficiente de los elementos de la cadena y eventualmente, a disminuir y/o 

ciertamente a amortiguar posibles alzas futuras en el costo del servicio. Estas 

medidas, que de ninguna manera son exhaustivas, buscan establecer una hoja 

de ruta para el sector que continúe con el proceso de aprendizaje y fomente la 

experimentación controlada para enfrentar los desafíos que se presentan en el 

futuro cercano en una situación de incertidumbre ante las disponibilidades y 

costos de la energía primaria y la resolución de las disyuntivas que presenta 

la certeza del calentamiento global. 

 

El documento a continuación tiene el propósito de analizar y presentar 

recomendaciones de oportunidades de mejora que contribuyan a mejorar la 

productividad, competitividad y la regulación del sector. Se describe a 

continuación el contenido de las secciones siguientes.  

 

La segunda parte presenta un resumen de los principales hallazgos sobre los 

precios que resume el contenido de los entregables 2, 4 y 5 principalmente. La 

tercera parte ofrece alguna explicación sobre los factores que pueden explicar 

las diferencias de precios constatadas con los países de la comparación. La 

sección cuarta llama la atención sobre el desempeño de factores tales como el 

margen, la hidrología, etc. que inciden en el precio de la energía.  

 

Las partes 5, 6, 7 y 8 contienen las recomendaciones. Con el propósito de 

hacer que este documento sea auto-contenido y suministre el soporte de cada 

recomendación, cada una de éstas está precedida por consideraciones 

analíticas que resumen y complementan argumentos expuestos en otros 

entregables. No obstante, el que considere tiene ya suficiente ilustración 

puede pasar directamente a la sección 9 donde se agrupan solo las 

recomendaciones.  

 



 

Otra observación. Quien espere encontrar en este escrito recomendaciones 

que permitan reducir el precio de la electricidad para mañana, puede 

suspender su lectura en este punto. El precio final de la electricidad está 

integrado por un componente que se forma en el mercado, la generación, y 

por otros que se determinan bajo el régimen de libertad regulada, es decir, de 

acuerdo a fórmulas tarifarias establecidas por la regulación. Una reducción 

ipso facto del precio de la electricidad implicaría la adopción de régimen de 

control directo de precios. No creemos en forma alguna que las circunstancias 

ameriten ese tipo de actuación de dudosa eficacia y de efectos colaterales 

impredecibles. Las recomendaciones que hacemos buscan profundizar los 

mercados, no suprimirlos; hacer más exigente la regulación, no eliminarla. 

Aunque reconocemos desde ahora que el efecto inmediato sobre los precios 

de las recomendaciones propuestas es limitado, estamos convencidos de que 

su aplicación debe conducir a precios que, sin ser necesariamente los más 

bajos del continente, reflejen de forma más adecuada que en la actualidad los 

costos reales de provisión del servicio de electricidad.   

1 ALGUNOS HECHOS 

 

En los últimos años el índice de precios de la electricidad calculado por el 

DANE se ha incrementado por encima del índice de precios al consumidor. 

Entre 2008 y 2012 el índice de precios de la electricidad aumentó 35% y el 

índice de precios al consumidor 14%.  

 

Entre 2008 y 2012 el costo unitario promedio ponderado de los 4 mercados 

principales de Colombia, sin tener en cuenta las ADD, se incrementó en 23%. 

El componente de generación aumentó en 35%; el de distribución (sin ADD) 

en 14%; el de pérdidas, 26%; restricciones, 75% y comercialización, 15%. El 

costo de transmisión se mantuvo relativamente constante. Entre 2008 y 2012 

el precio promedio de generación-comercialización en el mercado no-

regulado aumentó 36% en términos corrientes; 30% en términos reales, si se 

deflacta por el IPP; 21% en términos reales cuando se deflacta por el IPC. 

(Tabla 1-5, entregable 4).  

 

En 2008 la TRM promedio del año era $/US$ 1.966; $/US$ 2.156 en 2009 y 

$/US$ 1.798 en 2012. Como consecuencia de ello, entre 2008 y 2012, el CU, 



 

expresado en dólares, se incrementó 39% y el precio promedio de generación-

comercialización en el mercado no-regulado, también expresado en dólares, 

se incrementó 47%. El mayor impacto de la revaluación del peso se produjo 

entre 2009 y 2010 período en el cual el CU y el precio de generación 

comercialización crecieron, respectivamente, 7,3% y 5,6%, en pesos, y 22,1% y 

18%, en dólares.   

 

El sector eléctrico colombiano representa el 2,54% del PIB. Cifra mayor que la 

encontrada en demás países de referencia. Se trata de un sector poco 

transable en un país de un consumo per cápita bajo de energía y sin 

industrias altamente intensivas en consumo de energía. El análisis más 

detallado de productividad eléctrica evidencia un buen nivel de uso del 

recurso tanto a nivel agregado de le economía como en los sectores 

industriales estudiados (Entregable 5).  

 

En 2012, expresadas en dólares corrientes, las tarifas industriales de 

Colombia, en el nivel de tensión 2, fueron superiores a las de todos los países 

de la muestra seleccionada para la comparación (Estados Unidos, Perú, 

Brasil, Suecia, Noruega y Dinamarca), con excepción de Chile, cuya tarifa 

industrial resultó igual a la de Colombia en este nivel de tensión (Entregable 

4).  En ese mismo año el CU, empleado como referente de la tarifa residencial, 

resultó superior a las tarifas residenciales de todos los países (Entregable 4).  

 

La desagregación por componentes de la tarifa industrial empleada en 

Colombia no es fácilmente replicable en otros países. En la tarifa industrial el 

componente de generación es semejante al de Perú, Finlandia y Suecia; 

superior al de Dinamarca y Noruega. En el agregado de los componentes 

diferentes a la generación –trasmisión, distribución y otros – la tarifa 

industrial colombiana del nivel 4 resulta superior a las de Perú y Finlandia e 

inferior a las de Noruega, Dinamarca y Suecia. (Entregable 4).  

 



 

 
Figura 1-1. Tarifas industriales 2012 - Países seleccionados 

Fuente: Elaboración a partir de fuentes oficiales 

 

La componente de generación del CU es inferior a la de Brasil, Perú, Suecia y 

Finlandia; igual a la de Dinamarca y superior a la de Estados Unidos y 

Noruega. La suma de los demás componentes – transmisión, distribución y 

otros – del CU de Colombia es superior a la de todos los países de la 

comparación (Entregable 4). 

 

La Comisión de Integración Energética Regional realiza la comparación 

tarifaria más amplia de América Latina. En su estudio de 2012, que recoge 13 

países y 58 empresas, las tarifas residenciales, comerciales e industriales de la 

mayoría de empresas colombianas resultan superiores a las de sus pares de 

Perú, Chile y Brasil. Lo mismo ocurre con las tarifas promedio, con excepción 

de la comercial frente a Chile y de la industrial regulada frente a Brasil 

(Entregable 4). 

 

Las tarifas industriales, residenciales y comerciales de Colombia son, en 

general, superiores a las tarifas respectivas de la mayoría de estados de 

Estados Unidos (Entregable 4). Comparadas con los países de la OCDE, las 

tarifas industrial y residencial de Colombia se sitúan hacia la mitad de la 

tabla (Entregable 4).  



 

2 EXPLICACIONES SOBRE LAS DIFERENCIAS DE PRECIOS 

INTERNACIONALES 

Los precios de la electricidad, como ocurre en el caso de los bienes y servicios 

no transables, dependen de tal diversidad de variables y circunstancias que 

resultan extremadamente difíciles tratar de explicar las diferencias que se 

presentan entre los países con un modelo explicativo único. Al respecto es 

bien ilustrativa la experiencia Europea donde, a pesar de los avances en la 

conformación de un mercado único de electricidad y de la importancia de los 

intercambios entre los países posibilitados por multitud de interconexiones 

internacionales, se presentan grandes diferencias en los precios de los 

diferentes países. En el Entregable 4, se ensayó un ejercicio econométrico con 

el propósito de identificar algunas variables que permitan orientar de 

reflexión. En ese entregable puede consultarse la metodología seguida, aquí 

se destacan algunos resultados.  

 

La participación de las fuentes hidroeléctricas en el total de energía 

producida no parece tener un efecto estadísticamente significativo sobre el 

precio de la electricidad. Esto parece ir en contra de la observación de 

―sentido común‖ según la cual la electricidad en Colombia debe tener precios 

bajos por provenir mayoritariamente de la generación hidroeléctrica. Sin 

embargo, dada la importancia de los costos de inversión, la generación de un 

país predominantemente hidráulico puede resultar más costosa que la de un 

país predominantemente térmico si el costo de capital es sustancialmente más 

elevado en el primero que en el segundo. Esto es consistente con un resultado 

del modelo según el cual el costo de capital, para el que se tomó como proxy 

las tasa de los bonos gubernamentales a 10 años, tiene signo negativo, un 

coeficiente elevado y estadísticamente significativo.  

 

El consumo per cápita de electricidad, tomado como proxy de la cargabilidad 

de las redes, tiene un efecto negativo, alto y estadísticamente significativo. Lo 

anterior, debido a que a medida que aumenta el consumo per cápita, el costo 

unitario de las redes disminuye, asociado a un efecto de economía de escala.  

 

En distintas especificaciones se trató de incluir variables dummy para los 

países en los que había competencia o para los que había monopolio en el 

sector electricidad, de manera que se tuviera una variable explicativa que se 



 

aproximara, a grandes rasgos, al esquema regulatorio de una nación. No se 

obtuvieron resultados estadísticamente significativos. 

 

Se reproduce a continuación la tabla de resultados ya incluida en el 

Entregable 4.  

 

Tabla 2-1. Estimación por panel del precio de la electricidad industrial, 

2004-2011 

  (1) (2) 

Precio de la electricidad –industria Coef.   Coef.   

Participación term-gas matriz 

energética 0.0172 *** 0.0141 *** 

Participación hidro matriz energética 0.0054   0.0063 

 Log. Producción de electricidad -0.1511   -0.0955 

 Log. Consumo per cápita de 

electricidad -0.9397 * -1.4684 *** 

Log. PIB per cápita PPP 2.2038 *** 2.3110 *** 

Tasa bonos 10 años 0.0252 ** 0.0136 

 Importaciones de energía 0.0020 ** 0.0019 ** 

Perdidas en T y D (% de Prod. 

Energía) ---   -0.0716 *** 

Constante -6.3725   -3.6027   

Fuente: Cálculos de los autores con base a datos del BM. Nota: *** significativo al 99%, ** 

significativo al 95%, *significativo al 90% 

La enseñanza de lo anterior es sencilla: las comparaciones internacionales de 

precios de electricidad tienen un valor meramente indicativo y no pueden 

extraerse de ellas conclusiones tajantes sobre el carácter más o menos 

eficiente de los precios o sobre la idoneidad de los arreglos institucionales del 

sector eléctrico adoptados por los diferentes países. Modelos monopolísticos 

o casi monopolísticos como los de Francia y Quebec arrojan precios 

relativamente bajos; son también estos los casos, aunque por razones 

diferentes, de México y Corea.   

3 EXPLICACIONES. LOS FUNDAMENTALES 

Diversas son las causas a las que se les puede atribuir el incremento real en 

los precios de la electricidad en Colombia en los últimos años. Debe 



 

mencionarse, en primer lugar, el estrechamiento del margen del sistema 

medido en términos de energía firme, como se analizó en el entregable 2. Se 

reproduce la figura que ilustra esa situación.  

 
Figura 3-1104. Margen, energía firme  

 

Está en segundo lugar el problema del des-abastecimiento de gas natural que 

ha llevado a que una porción significativa de la generación térmica respalde 

sus obligaciones de energía firme con combustibles líquidos. Esto, como se 

analizó en el Entregable 1 y se ilustró en el ejercicio econométrico allí 

incluido, pudo haber incidido en la formación de precios en el mercado de 

contratos de largo plazo por la expectativa de una eventual exposición a un 

precio de bolsa elevado. La creación de un ingreso regulado por el uso del 

gas natural importado para la generación de seguridad, dispuesta en la 

resolución 062 de 2013, puede contribuir a aliviar esta situación en el mediano 

plazo.  

 

                                                           
104 Factores de disponibilidad considerados: hidráulicas 0.436 / térmicas 0.862, según XM 
(2012).  



 

En tercer lugar está la hidrología. En el Entregable 1 se presentó un ejercicio 

econométrico, que se reproduce más, que mostró cómo el precio de los 

contratos de largo plazo responde claramente a la situación hidrológica. La 

Figura 3-2 compara las curvas de oferta de un mes particularmente lluvioso 

(noviembre de 2011) y un mes particularmente seco (marzo de 2010). 

 

 
Figura 3-2. Curva de oferta 

4 RECOMENDACIONES– FUNCIONAMIENTO DE LOS 

MERCADOS 

4.1 La bolsa 

 

El profesor Frank Wolak preparó para esta consultoría un estudio sobre el 

desempeño reciente del mercado mayorista que se ha incluido como anexo al 

entregable 1. El ejercicio consiste en comparar dos conjuntos de precios de 

referencia competitivos con los precios efectivamente observados en la bolsa. 

Se resumen en esta parte sus principales conclusiones y recomendaciones. 

 

 En la mayoría de las horas, desde el 1 de enero de 2009 hasta el 31 de 

diciembre de 2012, la diferencia promedio entre los precios reales y los 

precios de referencia competitivos es pequeña.  
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 Para la mayoría de los años del período, la diferencia promedio entre 

los precios reales y ambos conjuntos de precios de referencia es 

pequeña.  

 

 Hay por lo menos tres períodos sostenidos de dos a seis meses de 

duración en los cuales la diferencia promedio entre los precios reales y 

los precios de referencia competitivos es muy grande. Debido a que 

estos períodos persisten por más de tres meses, las rentas totales de 

poder de mercado en cada uno de ellos son significativas 

económicamente.  

 

 La relación observada entre los precios al por mayor a corto plazo y los 

precios promedio minoristas regulados y no regulados sugiere que los 

consumidores minoristas soportan una mayor carga que los 

consumidores no regulados en los períodos de ineficiencias del 

mercado económicamente significativas que están asociados a 

hidrologías bajas actuales o esperadas.  

 

 El anterior resultado sugiere que los mecanismos de cobertura del 

riesgo de bolsa de los consumidores no-regulados tienen más éxito en 

el control de los precios minoristas que los mecanismos utilizados por 

los consumidores regulados.  

 

Del análisis anterior el profesor Wolak deriva dos recomendaciones que 

deben considerarse desde una perspectiva de mediano plazo:  

 

Abandonar el esquema de cargo por confiabilidad y centrar el esfuerzo 

regulatorio en el desarrollo de un mercado de contratos de largo plazo como 

mecanismo para incentivar las nuevas inversiones en generación y 

mecanismo de cobertura frente a las fluctuaciones de los precios de bolsa.  

 

La segunda recomendación es un tanto más compleja, conviene por ello citar 

el texto de Wolak literalmente105:  

 

                                                           
105 traducción libre del texto "Measuring Performance in Colombian Wholesale Electricity 
Supply Industry" Wolak (2013), elaborado para la presente consultoría. 

 



 

―La segunda recomendación se basa en un elemento importante del proceso 

de determinación de los precios en el mercado mayorista de Colombia, que 

debilita las aparentemente favorables propiedades de eficiencia de los 

resultados del mercado existentes. En concreto, el precio en Bolsa se establece 

basado en el proceso de despacho de generación ideal, que supone una sola 

red sin congestiones en Colombia y que no hay restricciones en la cantidad de 

energía hidroeléctrica que se puede utilizar en cualquier hora del día, dos 

supuestos que son claramente falsos prácticamente en todas las horas del año, 

como lo demuestra el análisis de la Sección 2 (Ver anexos Entregable 6). El 

despacho real de muchas unidades de generación es a menudo 

significativamente diferente del despacho ideal de ellas. Este es 

particularmente el caso en condiciones de poca agua, cuando se despacha 

significativamente más generación térmica, que gana en el proceso utilizado 

para fijar el precio en Bolsa. Durante los períodos en que hay una diferencia 

significativa entre el despacho ideal y real de las unidades de generación, una 

fracción significativa de los ingresos que los propietarios de las unidades de 

generación ganan, provienen de los pagos de reconciliación positivos y 

negativos. 

 

Por esta razón, el precio en Bolsa se vuelve menos representativo del costo de 

oportunidad de producción de energía para cualquier unidad de generación. 

Además, el proceso utilizado para determinar el despacho real es muy poco 

probable que produzca una configuración de menor costo de las unidades de 

generación para atender la demanda en todas las localidades de Colombia, 

pues está sujeto a la capacidad de la red de transmisión existente y otras 

limitaciones de operación importantes. Por ambas razones, la eficiencia real 

del mercado se vería reforzada mediante el establecimiento de los precios que 

se pagan a las unidades de generación y la determinación de sus niveles de 

operación, basándose en un mecanismo de mercado que reconozca 

explícitamente la configuración de la red de transmisión y otras limitaciones 

de operación importantes. Wolak (2011) demuestra que el ahorro anual, en 

términos del costo de servir a los consumidores finales puede ser sustancial, 

haciendo que la utilización del mercado financiero para fijar los precios y 

determinar la programación con un día de antelación refleje la operación real 

de la red de transmisión física. Wolak (2011) encuentra un ahorro anual en el 

costo total de operación de las unidades de combustible fósil en California de 

más de $100 millones de dólares al año, como resultado de la transición de un 



 

diseño de mercado zonal a un mercado de precios marginales localizados, lo 

que hace que la utilización del mercado financiero para fijar los precios y 

programación con un día de antelación refleje la configuración real del 

sistema en la mayor medida posible. Dada la gran magnitud de congestión en 

la transmisión en Colombia y muchas limitaciones operativas dictadas por la 

generación hidroeléctrica, el porcentaje de ahorro de la implementación de un 

mercado de precios marginales localizados en Colombia, probablemente sea 

aún mayor que en California. 

 

Una última recomendación es implementar una liquidación múltiple, en 

lugar del mercado de liquidación única a corto plazo actual. Esto eliminaría la 

necesidad de los pagos de reconciliación positivos y negativos establecidos 

administrativamente o los pagos de puesta en marcha asociados al encendido 

de las unidades de generación. Proveedores y distribuidores presentarían 

curvas de disposición a la oferta y curvas de disposición a la demanda de 

energía en un mercado a futuro con un día de antelación. La mejor estimación 

del operador del sistema de la configuración de la red de transmisión y otras 

limitaciones de operación importantes durante el día siguiente, sería utilizada 

por el algoritmo de fijación de precios marginales localizados para fijar los 

precios de equilibrio del mercado y determinar la programación con un día 

de antelación para todas las unidades de generación y entidades que sirven a 

la carga. Estas programaciones con un día de antelación son compromisos 

financieros firmes. En concreto, si un proveedor no puede producir la energía 

vendida en el mercado del día anterior, debe adquirir dicha energía en el 

mercado en tiempo real. Del mismo modo, si una entidad que sirve a la carga 

consume más que su programación del día anterior, la entidad que sirve a la 

carga debe comprar esta energía en el mercado en tiempo real. 

 

Estas compras y ventas en el mercado en tiempo real eliminan la necesidad 

de pagos regulados de reconciliación positiva y negativa. En cambio, el 

mercado en tiempo real fija los precios por los aumentos y disminuciones en 

la producción en tiempo real de las unidades de generación y el consumo en 

tiempo real, utilizando las ofertas presentadas por los proveedores y las 

propuestas presentadas por las cargas programadas de forma dinámica en el 

mercado en tiempo real. Estos precios efectivamente proporcionan pagos 

específicos de localización determinados por el mercado, por los 

movimientos hacia arriba y hacia abajo de las unidades de generación y 



 

entidades que sirven a la carga, en cada punto de la red de transmisión. 

Además, estos precios ofrecen fuertes incentivos para que los participantes 

del mercado no actúen para hacer que a su unidad de generación se le pida 

que proporcione energía adicional en el mercado en tiempo real, como es el 

caso de los actuales pagos de reconciliación positivos. 

 

El uso de un mercado del día anterior que respete todas las limitaciones de 

transmisión y otras limitaciones importantes de operación en los procesos de 

despacho y de fijación de precios, es probable que produzca programaciones 

con un día de antelación para todas las unidades de generación y entidades 

que sirven a la carga, que son físicamente factibles. Esto implica que, a 

diferencia del actual mercado de fijación única, los programas de generación 

que resultan del mercado del día anterior es muy poco probable que sean 

significativamente diferentes de la operación real de estas unidades de 

generación, a menos que haya un cambio sustancial en las condiciones del 

sistema entre el cierre del mercado del día anterior y la operación del sistema 

en tiempo real, tales como cortes de transmisión o interrupción importante de 

generación. Por último, debido a que el mercado del día anterior es 

puramente financiero, el propietario de una unidad de generación que no 

crea que puede recuperar sus costos de puesta en marcha con el precio y la 

cantidad establecidos en el mercado del día anterior, puede simplemente no 

producir la energía y comprar lo que no suministró en el mercado en tiempo 

real. Sin embargo, es importante que este proveedor esté seguro de que al no 

producir la energía vendida en el mercado del día anterior, no hará subir el 

precio marginal localizado en ese lugar, en el mercado en tiempo real. Sin 

embargo, el mercado de liquidación múltiple proporciona un mecanismo 

para que los propietarios de unidades de generación cubran el riesgo de no 

poder recuperar sus costos de puesta en marcha y de no-carga vendiendo 

energía en el mercado del día anterior. 

 

En consecuencia, el cambio hacia un mercado de fijación de precios 

marginales de liquidación múltiple localizados se ocupa prácticamente de 

todos los principales desafíos de diseño que enfrenta el mercado colombiano 

—1) las significativas y persistentes desviaciones entre la generación ideal y 

la real, 2) la cantidad creciente de pagos de reconciliación, y 3) la supuesta 

necesidad de dar cuenta de los costos de puesta en marcha en la selección de 

las unidades de generación para producir energía. 



 

 

Una última ventaja de un mercado de liquidación múltiple es que este puede 

mejorar la liquidez del mercado de contratos a futuro a precio fijo de energía, 

debido a que el mercado de un día de antelación ofrece un precio estable y 

predecible contra el cual se pueden satisfacer los contratos a futuro a precio 

fijo. En todos los mercados de liquidación múltiple, los precios con un día de 

antelación tienden a ser estables y predecibles, mientras que el precio en 

tiempo real puede variar significativamente. Por esta razón, los participantes 

del mercado están mucho más dispuestos a suscribir contratos a futuro que se 

satisfagan contra el precio del día anterior versus el precio en tiempo real. 

 

Por último, en la medida en que el proceso regulador adopte la primera 

recomendación y se centre en el desarrollo de un mercado de contratos a 

futuro a precio fijo, de entregas con más de dos años de antelación, el precio 

del día anterior es el precio ideal de corto plazo contra el cual estos contratos 

deberían satisfacerse. Por ejemplo, estos contratos se satisfarían contra el 

precio promedio de nivel de nodo ponderado por la cantidad. El 

cumplimiento de todos los contratos en términos de entrega con más de dos 

años de antelación contra este precio aumentaría aún más la liquidez del 

mercado para los contratos de entrega de más de dos años en el futuro‖. 

4.2 Mercado de contratos 

En el entregable 1 se realizó un análisis del mercado de contratos para el 

suministro de energía a los usuarios regulados y no regulados. Se reproducen 

a continuación las principales conclusiones 

 Una fuerte concentración del lado de la oferta cuyo efecto sobre la 

formación de los precios es más significativa cuando se presenta, como 

en la actualidad, un mercado de vendedores por la disminución de la 

energía firme disponible.  

 Períodos de contratación cortos, aunque al parecer no tanto como se 

considera usualmente, contratación en masa – en los últimos meses del 

año – con poca antelación a las fechas de inicio. Esto hace que los 

precios de los contratos sean muy sensibles a los precios de bolsa en 

horizontes cortos.  

 Falta de estandarización que impide el surgimiento de un mercado 

secundario. 



 

 Un procedimiento de contratación de la energía para el mercado 

regulado claramente inadecuado para un mercado donde la oferta está 

concentrada y donde hay un alto grado de integración vertical, directa 

o indirecta. 

 

En el Anexo 2 de este entregable se presenta un documento, preparado por el 

profesor Jesús Botero García para esta consultoría, que amplía y 

complementa los análisis del entregable 1 y esboza una propuesta para el 

desarrollo de un mercado estandarizado de contratos de largo plazo. Las 

conclusiones de los profesores Wolak y Botero son coincidentes en un punto 

fundamental, el cual es a su vez, la principal conclusión de esta consultoría 

con relación a los mercados:    

La bolsa funciona tolerablemente bien aunque en períodos de sequía se 

presentan situaciones de ejercicio de poder de mercado significativas 

económicamente. Sin embargo, los agentes no están limitados a ejercer su 

racionalidad básica en el mercado de la bolsa sino que - por efecto de la 

integración vertical, de las posibilidades de ―pass-through‖ implícitas en la 

resolución 119 y de un sistema de contratación para el regulado 

profundamente defectuoso – la pueden ejercer en un mercado de contratos 

imperfecto y vulnerable al ejercicio de poder de mercado derivado de la 

concentración de la oferta y de la integración vertical.  Las imperfecciones del 

mercado spot – agentes pivotales, agentes multiplantas con varias tecnologías 

y restricciones de red - agravan el problema. Sin embargo, aunque deben 

introducirse mejoras al funcionamiento de la bolsa – algunas de las cuales se 

sugieren en este estudio- no es allí donde está el almendrón y por ello resulta 

equivocada la estrategia de buscar arreglar en la bolsa lo que no funciona 

bien en el mercado de contratos. En cierto sentido, pues, el mercado de 

contratos es el problema crucial del sector eléctrico colombiano y sólo su 

puesta a punto sentará las bases de una mejora visible en la eficiencia del 

sistema. De ahí la recomendación de centrar el esfuerzo regulatorio en el 

desarrollo de un mercado de contratos de largo plazo no sólo como 

mecanismo de cobertura frente a las fluctuaciones del precio de bolsa, como 

ha sido concebido hasta ahora, sino también como mecanismo para incentivar 

las nuevas inversiones en generación. Es posible en efecto que un mercado de 

contratos de plazos adecuados, con las garantías suficientes, pueda brindar 

tanta o más confiabilidad, que la que brinda el esquema actual de cargo por 

confiabilidad. El adecuado funcionamiento del mercado de contratos puede 



 

permitir desarrollos ulteriores en los mercados de confiabilidad, que sin 

violentar el marco institucional vigente (y los derechos que allí se han 

adquirido) permitan absolver las dudas acerca de la firmeza que realmente se 

adquiere en el mercado de confiabilidad. 

 

Recomendaciones 

4.3 Funcionamiento de los mercados 

 

Los países referentes han adoptado una diversidad de arquitecturas del 

mercado que obedecen a sus condiciones idiosincráticas, historia e ideología 

dominante en el momento de tomarse las decisiones iniciales de liberalizar el 

mercado. Dichos diseños han sufrido continuos ajustes mandados por el 

desempeño en la práctica de recetas que en el papel aparecían como 

novedosas o por el descubrimiento de la falta de algún ingrediente que 

impide transferir una experiencia relativamente exitosa en un ambiente dado. 

No existe pues un modelo acabado, pero tampoco es posible cambiar de 

rumbo radicalmente en la mitad del camino sin incurrir en costos 

substanciales. La lección que se ha aprendido es que antes de promover un 

cambio es preciso un juicioso estudio para identificar si los beneficios a 

obtener con el mismo superan a los costos en que se incurriría por lo que 

estos cambios deben ser necesariamente graduales y previa verificación en 

pequeña escala de sus pretendidos beneficios. 

 

Para juzgar la idoneidad del caso colombiano es preciso verificar tanto la 

conveniencia del modelo adoptado como los detalles de su implantación y lo 

adecuado a las condiciones existentes en el país. 106  Es la opinión de los 

consultores que, si bien el mercado colombiano adolece de muchos 

problemas el camino más prudente a seguir sería una corrección paulatina de 

algunos de ellos antes que pensar en un cambio brusco. Ya en el informe de 

                                                           
106 Si bien se acusa al modelo colombiano de ser un clon del fracasado modelo Inglés la crítica 
tiene tanto de largo como de ancho. De un duopolio térmico, precios zonales, TSO, subasta 
discriminatoria y cobro por uplift, con demanda creciendo muy poco, en Colombia la oferta 
era más variada por número y tecnologías, subasta uniforme, ISO y nodo único con 
planeamiento centralizado del STN. Cierto que el sistema hidroeléctrico colombiano estaba 
sujeto a choques quasi-periodicos de la oferta pero se contemplaba el establecimiento de un 
respaldo térmico. Con el tiempo las condiciones cambiaron, de ahí la necesidad de ajustes.  

 



 

Fedesarrollo para Acolgén y la Andi en 2009107   se argumentaba en este 

sentido. Aunque es posible que otras arquitecturas del mercado pudieran dar 

lugar a mejores resultados en términos de eficiencia dadas las condiciones y 

requerimientos para su adaptación, la prueba de ello es un asunto empírico 

antes que un alegato teórico.  

 

El entregable 1 lista una conjunto de problemas, ya señalados por otros 

expertos, cuya solución puede hacer más eficiente la formación de precios en 

el corto plazo como son la eliminación del engorroso procedimiento para 

incorporar los costos de arranque y parada, adoptados en agosto de 2009;  

permitir más flexibilidad en las ofertas que en la actualidad solo permiten un 

precio para todo el día;  revisar el AGC; permitir instancias adicionales de 

liquidación en el mercado de corto plazo y establecer el sistema de costos 

marginales nodales que eliminen las restricciones, aspecto este último 

analizado por el profesor Wolak. 

 

Recomendación 1. Mantener la arquitectura fundamental del mercado actual 

introduciendo ajustes para mejorar la formación de precios y atender 

problemas identificados en el Entregable 1, en su orden de importancia: la 

falta de un mercado líquido, competitivo y transparente de contratos; el 

desempeño del cargo por confiabilidad; el control del ejercicio de poder de 

mercado; el formato de ofertas en bolsa y el mecanismo de arranque y 

parada.  

 

4.4 Mercado de corto plazo 

 

El mercado de corto plazo juega papeles diferentes en los países de la 

comparación. En los mercados de costos, como Brasil, tienen un papel 

limitado como ajuste para las transacciones entre generadores pero da señal 

de precios al mercado de contratos. En los países nórdicos, el mercado de 

balance no tiene incidencia en la formación de precios y éste es definido por 

la casación de ofertas y demandas de contratos físicos en el día de antes, 

cubiertos por un mercado de derivados que funciona en forma 

independiente. En los mercados de EEUU y Colombia sirve como subyacente 
                                                           
107 Fedesarrollo. 2009. El Mercado de la Energía Eléctrica en Colombia. 

 



 

bajo el cual se liquidan los contratos, y si bien se transa poco directamente en 

el spot, es importante que los precios sigan los fundamentos del mercado. Por 

ello es importante la secuencia en que se adopten las mejoras al mercado y el 

estudio detallado de sus costos y beneficios. Frank Wolak en sus 

recomendaciones para la SSPD en 2009 demostraba la inconveniencia de la 

adopción del algoritmo de CAP y las ventajas que un formato de oferta más 

flexible tenían para el mercado. La experiencia ha demostrado que es un 

mecanismo poco transparente que deja en manos del administrador del SIC 

la responsabilidad de las asignaciones al mismo tiempo que incentiva a los 

generadores flexibles a aumentar sus inflexibilidades. Por lo tanto el estudio 

que la CREG tiene pendiente de contratar se podría concentrar en el diseño 

específico de los cambios y la evaluación de su desempeño. Otros cambios 

como la incorporación de liquidaciones múltiples y precios marginales 

nodales permitirían aliviar el monto de las reconciliaciones y por tanto el 

costo de las restricciones. Esta disminución se ganaría al costo de tener 

precios de energía diferentes en cada nodo e implica una reforma mayor en la 

forma de ofertar que requiere un periodo más largo de aprendizaje y puede 

dejarse para el mediano plazo.  

Recomendación 2. Introducir ajustes de corto plazo: incluir más pares de 

precio y cantidad, eliminar el sistema de arranque y parada y mejorar la 

remuneración del AGC y otros. El estudio que propone la CREG debería 

concentrase en el diseño de estas medidas. 

4.5 Mercado de largo plazo  

 

En un principio, en la mayoría de los países, eran comunes los contratos 

bilaterales financieros, pactados libremente en condiciones variadas, que se 

liquidaban por diferencias en el mercado de corto plazo. Este fue el caso de 

Perú, Chile, inicialmente Brasil y los mercados de los EEUU. En el Nordpool, 

dada la arquitectura descentralizada,  la situación era diferente pues se tenían 

contratos físicos entre las partes que el operador del mercado acomodaba en 

el Mercado del Día Siguiente, ELSPOT complementados por mercados intra-

diarios ELBAS y que cuyas diferencias se ajustaban por el TSO mediante un 

sistema de balance. En forma paralela funcionaba un mercado voluntario 

ofertando un conjunto de productos financieros estandarizados e 

instrumentos de cobertura. 

 



 

El manejo centralizado de contratos a largo plazo apareció primero en Brasil, 

como resultado de las reformas de Lula después del racionamiento de 2002; y 

en Chile y Perú, como resultado de la falta de inversión en generación nueva 

ante la falta de compromisos de largo plazo dado que el precio de repase del 

mercado regulado se hacía utilizando una proyección de los precios de nudo. 

Es decir, aparecieron como una forma alternativa al mecanismo de garantizar 

un suministro adecuado. En los mercados de los EEUU, siendo 

fundamentalmente térmicos, el mecanismo adoptado fue la adopción de los 

mercados de capacidad regulados por la FERC.  El sistema de contratos de 

largo plazo adoptado en Colombia al inicio del mercado - contratación 

obligatoria por parte del mercado regulado de toda su demanda mediante 

contratos bilaterales- se relajó posteriormente dando lugar a una gran 

variedad de contratos bilaterales de múltiples plazos y condiciones, además 

de compras en la Bolsa.  Posteriormente, la CREG buscó mejorar la liquidez 

del mercado de contratos y atacar otros problemas visualizados y descritos en 

el entregable 1 mediante un sistema de contratación anónima y centralizada 

de contratos estandarizados denominada el MOR. Este sistema complementa 

el cargo por confiabilidad pero bien podría ofrecer una alternativa al mismo.  

 

La propuesta en consulta del MOR está vigente desde octubre de 2011, sin 

que lo apretado de la agenda regulatoria haya permitido una elaboración 

posterior. Si bien la propuesta flexibiliza parcialmente algunos de las 

rigideces que le imputaban los críticos, incluyendo FEDESARROLLO y Frank 

Wolak, tales como la prohibición a los comercializadores de vender energía 

en la subasta, ofrece la posibilidad de ampliar el plazo de contratación, la 

proyección de la demanda por parte de las comercializadoras (bajo la 

limitante de que ni el Comercializador ni miembro de su grupo pueden ser 

compradores y vendedores en la misma subasta), facilita la interacción 

mercado regulado y mercado no regulado, aclara el mercado secundario 

entre otras, no conocemos el alcance de la nueva propuesta. Las 

modificaciones introducidas en 2011 aclaran muchas dudas y hacen más 

aceptables otras limitaciones, como la centralización de la subasta, dada la 

necesidad de tener un precio único y anónimo. Una condición fundamental 

para que el mercado funcione es que tenga liquidez por lo que el 

levantamiento de la prohibición de los comercializadores de participar en la 

subasta y que se puedan transar contratos en el secundario es muy 

importante. Aunque aparentemente un solo producto que siga la curva de 



 

carga permite dar más liquidez la experiencia ha mostrado que negociar 

bloques de dos o tres productos (punta y fuera de Punta) que puedan 

componerse puede ser una mejor alternativa puesto que no sólo se permite 

acomodar mejor a la oferta sino que permite trasladar a la demanda las 

señales correctas de precios. Tanto en el Perú como en Chile, los contratos de 

largo plazo tienen estos dos productos. No obstante, una de las principales 

preocupaciones se refería al problema de las garantías y los costos adicionales 

que implicaba liquidar los contratos por parte de XM en lugar de utilizar los 

servicios de la Cámara de Compensación de Riesgo, esto permanece sin 

resolver. En un principio y ante la inexistencia de instrumentos financieros 

que permitieran liquidar estos contratos parecería razonable, aunque 

peligrosa, la propuesta de la CREG, pero ahora con la Cámara de 

Compensación de Riesgo operando por varios años y la existencia, aunque 

susceptible de ser mejorada, de operadores como Derivex las antiguas 

objeciones de la CREG no son tan convincentes. En conversaciones con la 

CREG se nos indicó que está en estudio dejar la opción de recurrir a la 

cámara de compensación para los agentes que así lo deseen porque la 

liquidación en la Cámara de Compensación de Riesgo podría resultar muy 

costosa para algunos agentes además de la necesidad de liquidez inicial. En 

opinión del consultor se debería investigar primero la obligación de 

compensar en la Cámara, facilitar la creación de liquidez inicial con otras 

medidas y/o respaldo específico a algunos operadores en mercados débiles 

de manera explícita por el gobierno nacional, especialmente en los casos en 

que sea accionista mayoritario. No parece razonable pensar que un 

comercializador que no pueda dar las garantías a la CC pueda darlas a XM. 

De todas maneras, dada la existencia de contratos bilaterales vigentes, las 

primeras subastas serían por montos más limitados.  

 

Otro de los problemas anticipados era el corto periodo de planeación para la 

ejecución de la subasta lo que no daría tiempo para que nuevos generadores 

pudieran participar aumentando la competencia. Es conocido en el sector la 

existencia de contratos de largo plazo,  con una duración de 5 años, firmados 

con anticipación a la entrega para algunas de las plantas hidroeléctricas en 

construcción. Estos contratos son ofrecidos por el respaldo financiero que les 

permite asegurar créditos en mejores condiciones. Es por eso que nos parece 



 

prudente estudiar mejor la propuesta del profesor Wolak 108  de que la 

demanda regulada tenga la obligación de mantener un volumen de contratos 

por un porcentaje de su demanda decreciente en el tiempo. Esto permitiría 

una alternativa al CCo siempre y cuando puedan manejarse los conflictos que 

la coexistencia de los dos instrumentos pueda tener durante la transición. Los 

consultores piensan que las ventajas de esta propuesta sobre el actual cargo 

ameritan por lo menos el estudio de soluciones a los problemas que puedan 

existir. 

 

Recomendación 3. Centrar el esfuerzo regulatorio en el desarrollo de un 

mercado de contratos de largo plazo, tomando como punto de partida las 

propuestas sobre el MOR de 2011 y adelantar una discusión amplia con 

expertos nacionales e internacionales, similar a la que se dio sobre el 

documento CREG 118 de 2010. Fijar un término creíble para la implantación 

de un mercado de contratos de largo plazo estandarizados con participación 

obligatoria para la demanda regulada y participación libre para la no-

regulada. 

4.6 La oferta adecuada e incentivos a la inversión en nueva capacidad 

La necesidad de complementar el mercado de solo energía con otros 

elementos para asegurar la inversión ha sido tal vez el problema más 

debatido en la literatura del ramo en los últimos tiempos. Este problema 

estuvo ausente del diseño original de los mercados de Inglaterra y Gales y 

Escandinavia dado al escaso o nulo crecimiento de la demanda y sobre-

instalación de los mismos. Este no ha sido el caso, sin embargo, en los 

mercados de tipo chileno, quienes establecieron un cargo por potencia para 

complementar el pago por energía del spot en las transacciones entre 

generadores. A estas alturas existe un consenso sobre la necesidad de este 

complemento aún en países que no lo contemplaban en la medida en que el 

retiro de unidades de generación antiguas o de alto costo exige su reemplazo 

por nueva generación. Esta necesidad surge de la inelasticidad de la curva de 

demanda en el corto plazo debido a la dificultad de una participación 

adecuada de la demanda y a la falta de confianza de los gobiernos de dejar a 

los precios la tarea de las decisiones sobre racionar o no racionar. La situación 

en los países referentes puede resumirse así: contratos de solo energía en los 
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mercados descentralizados los Escandinavos y California, mercados por 

capacidad contratados con anticipación y con curva de oferta descendente en 

PJM, New England, New York, y seria consideración de un mercado por 

capacidad formal en ERCOT y MISO, ante la falta de incentivos para nuevas 

inversiones que remedien el deterioro de la reserva aún con topes de precios 

muy altos en el mercado de corto plazo109 . Contratos de largo plazo de 

energía con anticipación a la entrega suficientemente larga para permitir 

nuevas entradas, aunque en diferentes modalidades en Brasil, Perú y Chile y, 

finalmente, mercado por OEF en Colombia. Las experiencias del Brasil y 

Chile no aconsejan cambiar el actual sistema por uno de ellos y las de EEUU 

se refieren a un mercado fundamentalmente térmico. El Perú ha tenido más 

suerte con la contratación como se indica en el anexo de la monografía del 

Perú del entregable 4. Mucho se ha discutido sobre las ventajas y/o 

desventajas del CCo colombiano. Como lo reseña el entregable 1 la CREG 

contrató una evaluación de las subastas que hicieron recomendaciones sobre 

los procedimientos entre los que se cuenta abandonar la subasta de reloj 

descendente y pensar en tener una sola subasta en lugar de dos. Este 

consultor piensa que las recomendaciones son acertadas, pero tal vez los 

cuestionamientos más grandes se refieren a los incentivos que da el 

mecanismo para que las OEF estén efectivamente disponibles cuando se 

requieran. De hecho, como se explica en el entregable 1, el CCo buscaba 

cumplir con tres objetivos: incentivar la inversión, controlar poder de 

mercado, asegurar la disponibilidad de las OEF cuando se requieran. El 

objetivo de promover la inversión, asegurado por la subasta con anticipación 

y la asignación por 20 años, se ha cumplido aunque existen dudas sobre la 

mezcla correcta de energía primaria; el control del poder de mercado es 

limitado, a precios por encima del Precio de Escasez; y el incentivo para estar 

disponible lo puso en duda el mismo gobierno cuando decretó la 

intervención del mercado en 2009 por medio de un procedimiento que 

reproducía los mínimos operativos. Con posterioridad la CREG formalizó los 

procedimientos de emergencia para hacerlos permanentes y presentó para 

consulta la Resolución 150 de 2012, por la cual se establece el Estatuto para 

Situaciones de Riesgo de Desabastecimiento en el Mercado Mayorista de 

Energía como parte del Reglamento de Operación.‖. Esta propuesta ha 

recibido numerosas críticas y observaciones por parte de los participantes en 
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el mercado por ser un ejemplo del tipo de estilo regulatorio pesado que ha 

caracterizado a la CREG. Algunos comentarios como el del Administrador 

del Mercado Mayorista indican que el mecanismo propuesto no asegura la 

disponibilidad de la energía en el momento necesario, justamente el objetivo 

pretendido con la resolución. Por otra parte se critica la realización de 

costosas pruebas de disponibilidad a las térmicas, tarea esta que debería ser 

del resorte de la SSPD. Un mecanismo de esta naturaleza es complejo sujeto a 

ambigüedades y manipulaciones y puede llevar a litigios. Una mejor 

alternativa debería buscar la utilización de mecanismos de mercado para 

asegurarse el cumplimiento, como sería por ejemplo hacer más costoso el 

incumplimiento de las obligaciones. 

 

Antes de formular las recomendaciones relativas a este tema es necesario 

discutir una cuestión que se ha planteado en varias de las múltiples 

conversaciones que con diversos agentes se han tenido en desarrollo de esta 

consultoría. Se trata de la idea según la cual un mecanismo expedito para 

reducir el precio de la energía sería la supresión del cargo por confiabilidad 

para las plantas existentes y dejarlo exclusivamente para las nuevas 

inversiones en capacidad. Esta cuestión ha sido discutida intensamente al 

interior del grupo de consultores sin llegar, valga decirlo, a un acuerdo pleno. 

Es conveniente, no obstante, examinar los argumentos debatidos.  

 

En primer lugar, el cargo por confiabilidad no es, como parecen pensar 

algunos un ―pass-through‖ que se adiciona al precio de la energía y que al 

eliminarse este se reduzca automáticamente en cierta cuantía. El precio de la 

energía se forma en los mercados de corto y largo plazo en función de un 

conjunto complejo de determinantes entre los cuales está, por supuesto, la 

consideración del cargo por confiabilidad. No es evidente en forma alguna 

que la supresión del cargo para las plantas existentes lleve a una reducción 

automática del precio de la energía en la bolsa o en el mercado de largo plazo. 

En este punto existen diferencias en las opiniones de los miembros del grupo 

consultor. 

 

Pero hay un punto en el que hay acuerdo. La existencia del cargo está 

incorporada en las proyecciones financieras de las empresas y seguramente 

muchas de ellas han tomado decisiones de inversión y, probablemente, 

adquirido compromisos financieros respaldados en ese ingreso. Por esa razón 



 

parece claro que la supresión del cargo no sería sin consecuencias sobre la 

situación de esas empresas y su valoración por el mercado y su calificación 

por las entidades crediticias. A nadie escapa que una decisión de esta 

naturaleza socavaría la confianza de los agentes y, muy seguramente, daría 

lugar procesos judiciales que en nada convienen al sector.  

 

En razón de lo expuesto, esta consultoría no solo no recomienda esa medida 

sino que desaconseja su adopción. No es claro que pueda tener el efecto 

buscado sobre los precios, pero si es cierto su efecto colateral sobre la 

confianza de los agentes.  

 

Recomendación 4. En el corto plazo es posible ajustar algunos elementos con 

medidas menores que permitan disminuir sobrecostos atribuibles al actual 

cargo por confiabilidad por la sobrestimación de la demanda objetivo. Un 

cambio radical al mismo en el corto plazo no es aconsejable por las posibles 

implicaciones en la confianza inversionista, lo apretado de la agenda 

regulatoria que limita la capacidad operativa de las instituciones para poner 

en marcha un reemplazo sin las pruebas y evaluaciones que parecen haber 

faltado en la adopción del presente cargo. Por tanto se recomienda mantener 

el esquema del cargo por confiabilidad introduciendo los ajustes necesarios 

para garantizar el cumplimiento de las obligaciones por parte de los agentes y 

eliminar así la incertidumbre jurídica. 

 

Recomendación 5. La CREG debe pronunciarse sobre y discutir con la 

industria las recomendaciones de los consultores contratados para evaluar los 

aspectos formales de las cuatro subastas realizadas además de revisar la 

eficacia del tipo de subasta de reconfiguración adoptada con base en los 

lánguidos resultados descritos en el entregable 1. Igualmente, debe buscar la 

forma de ajustar con más frecuencia la demanda objetivo para los años en que 

no haya subasta. La proyección de la demanda objetivo para los años de 

subasta puede ser más realista en la medida en que se definan mejor los 

mecanismos de seguridad. 

 

Recomendación 6. En opinión de los consultores, a pesar de la importancia 

del asunto que pretende remediar la resolución 150 de 2012, la CREG debería 

hacer un alto en el camino y discutir en un taller con expertos internacionales 

y nacionales una alternativa que utilice instrumentos del mercado para 

garantizar la disponibilidad del OEF de manera similar a la que se dio con la 



 

discusión del Documento CREG 118 de 2010 para mitigar el poder de 

mercado. Una alternativa a considerar podría ser incrementar los costos de no 

cumplir con las OEF a un nivel superior al incumplimiento de los contratos 

de largo plazo y utilizar a la SSPD para vigilar el cumplimiento de las 

medidas que permiten responder oportunamente imponiendo sanciones que 

de verás incentiven a cumplirlas. Esta vigilancia debe incluir que todo 

respaldo vendido en el mercado segundario sea genuino. 

4.7 Participación de la demanda 

Este ha sido un viejo sueño de los académicos para completar los mercados 

de electricidad y hacerlos más competitivos a la vez que se contribuye a 

disminuir la generación y contribuir a controlar emisiones de GEI. Esta 

participación de la demanda como se contempló inicialmente buscaba que los 

precios relativos se pudieran transmitir a los consumidores para que él 

pudiera ajustar su demanda tomando las medidas del caso. Ello implica por 

lo tanto dos elementos: la existencia de precios diferenciales que reflejen los 

costos del servicio y la capacidad de transmitirlos directamente al 

consumidor. Inicialmente, el costo de los medidores sólo permitía a los 

grandes consumidores hacer uso de ellos, pero el desarrollo de la tecnología 

lo ha hecho más alcanzable. Tanto en Chile como en el Perú, los contratos de 

largo plazo se negocian por parcelas de punta y fuera de punta y existen 

modalidades tarifarias que le permiten trasladar este efecto al consumidor 

final en el mercado regulado (aunque solo el cargo de potencia). En los 

Estados Unidos, de acuerdo con la FERC, aproximadamente un 9% de la 

demanda tiene capacidad de respuesta a través de diversos mecanismos que 

pueden catalogarse como de tiempo de uso TOU, como los considerados 

anteriormente, y los de incentivos que son básicamente opciones call 

mediante las cuales el consumidor recibe un beneficio a cambio de disminuir 

su consumo cuando sea conveniente para el desempeño del mercado. En 

estas condiciones se puede participar con ofertas en los dos mercados de 

corto plazo. En una presentación reciente en el Harvard Electricity Group un 

experto del EPRI estimaba que la gran mayoría de respuesta a la demandas 

en los EEUU se concentra en los mecanismos de incentivos de diverso orden 

unos capacidad otros energía y que su falta de homogeneidad hacen que a lo 

sumo su participación en la demanda sea el 3% de ésta. Igualmente, no es 



 

deseable la participación110 del usuario final con ofertas de la demanda en los 

mercados de corto plazo debido a problemas de doble remuneración y 

dificultad de establecer una línea de base. Se vende unicamente lo que se 

tiene y se ha pagado. En consecuencia, esta participación debería estar 

limitada en su remuneración para que no resulte más cara que oferta física. 

Debe tenerse en cuenta que en un sistema térmico como en los EEUU la 

restricción de capacidad ocurre por pocas horas en algunos días del verano y 

la opción no es llamada sino ocasionalmente. En un sistema restringido por 

energía la situación sería muy diferente pues cuando se llame sería por un 

tiempo largo. Existen muchos pilotos de métodos de participación de la 

demanda pero un reciente estudio de EPRI encontró que de 100 estudios 

piloto disponibles en el mundo sobre el tema, únicamente 7 u 8 eran de 

utilidad. Paul Joskow en un reciente artículo en el Journal of Economic 

Perspectives citado en el entregable 4 llega a conclusiones similares. El avance 

de la tecnología ha permitido en algunos lugares como en Arizona, con una 

fuerte carga de aire acondicionado, adoptar medidas de control que permiten 

a los usuarios acordar reducciones en el termostato tomadas por el 

suministrador en forma automática y que parecen haber sido muy exitosos. 

El 80% de la carga sometida a TOU en los EEUU está en Arizona. 

En Colombia si bien la regulación no prohíbe de manera explícita el 

establecimiento de precios horarios o por franjas en los contratos de 

electricidad negociados, la realidad es que esta opción es de poco uso entre 

los agentes del sistema, de manera que, en términos prácticos, se carece de 

este mecanismo como alternativa para gestionar el precio de la electricidad y 

lograr participación de la demanda a través de él, por lo menos en los 

consumidores que cuenten con los medidores inteligentes. De manera 

semejante, los contratos de largo plazo no diferencian sus precios de acuerdo 

a invierno o verano, cosa que es difícil de explicar para un economista. El 

mercado debe presentar algún tipo fallas que impiden que este esquema sea 

de mayor uso entre los agentes. La propuesta de diferenciar productos en el 

mercado organizado de contratos según hora del día combinada con la 

adopción de tarifas por hora del día  y adopción de medidores inteligentes 

podría contribuir a eliminar esta distorsión pero tomaría un buen tiempo 

para implantarse. 
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Todos los analistas están de acuerdo en los beneficios potenciales de una 

demanda que responda al precio, cómo lograrlo es el desafío que enfrenta el 

mercado en el mediano o largo plazo. Para proceder en este sentido sería 

necesario coordinar un programa que permitiera recopilar las evaluaciones 

de la introducción de estos sistemas en otros países y las posibles 

modalidades que mejor se adapten a las condiciones colombianas. Es 

importante distinguir las diferencias con estas experiencias generalmente 

realizadas en sistemas predominantemente térmicos.  Después de 10 años de 

haber sido introducida en los EEUU, la competencia al por menor solo ha 

prosperado en el sector residencial en Texas. La introducción de medidores 

inteligentes no añadiría mucho si no se adopta un sistema tarifario que le 

permita al usuario responder a los precios para acomodar su consumo. 

Recomendación 7. Propiciar la participación de la demanda mediante la 

introducción de tarifas horarias tanto para generación como para los 

componentes de transporte y distribución en ambos mercados, regulado y no 

regulado. La CREG podría proceder a diseñar experimentos con opciones 

tarifarias en algunas zonas de alto consumo como en la costa Atlántica, para 

evaluar el impacto de tarifas por hora del día. La UPME, en colaboración con 

otras entidades, puede establecer lineamientos para diseños apropiados de 

experimentos que utilicen la medición inteligente. 

4.8 Poder de mercado y vigilancia de la competencia 

El funcionamiento de la bolsa ha sido objeto de múltiples análisis. Como 

buena parte de los mercados eléctricos, el de Colombia tiene una estructura 

oligopólica con índices de concentración elevados tanto en capacidad como 

en generación. La fuente de información más completa sobre el desempeño 

de la bolsa la constituyen los informes del Comité de Seguimiento del 

Mercado de Energía Mayorista (CSMEM). De sus sucesivos informes se 

concluye que algunos agentes tienen poder de mercado, pero también se 

concluye que, en general, el precio de bolsa en el mediano y largo plazo 

responde de forma bastante estrecha al comportamiento de los 

fundamentales. En un análisis preparado especialmente para este trabajo por 

el Profesor Frank Wolak se rehizo, con información actualizada y corregida, 

un análisis de la capacidad y ejercicio de poder de mercado en la bolsa 

durante el periodo 2009 - 2012, detectó el ejercicio de poder de mercado en 

tres periodos: finales 2009- principios 2010, septiembre-octubre de 2011 y 

septiembre noviembre de 2011. Estos resultados coinciden en fechas con los 



 

resultados del CSMEM resumidos en el entregable 1. Debe notarse que este 

ejercicio de poder de mercado se observa a pesar de que los mayores 

oferentes en el mercado tienen una proporción importante de su generación 

contratada a largo plazo. El CSMEM indica que las plantas térmicas en 

general tienen ofertas que están altamente correlacionadas con los precios de 

Bolsa elevados. En cuanto al mercado de contratos, las observaciones 

presentadas en la sección respectiva de estas recomendaciones señalan la falta 

de incentivos para la compra eficiente por parte de las distribuidoras lo cual, 

junto con la concentración en tres o cuatro comercializadores facilita el 

ejercicio de poder de mercado en los mismos.  

La reducción en el número de ofertas que han alcanzado los usuarios no 

regulados en años recientes es un indicador de este problema. 

La pregunta que se plantean entonces es como controlar este poder de 

mercado. Las recomendaciones 1 a 4 contribuyen a hacer más competitivos 

tanto el mercado de corto plazo como le mercado de largo plazo, pero pueden 

tardar en rendir sus resultados.  El entregable 1 resume las actividades de la 

CREG en fijar límites al tamaño que un comercializador y generador puede 

atender, limites que fueron ampliados en 2007 para permitir la construcción 

de grandes proyectos. Asi mismo, se detallan en dicho entregable los intentos 

de la CREG para establecer un sistema de control automático del ejercicio de 

poder de mercado en el proyecto de resolución 118 de 2010 y las 

recomendaciones del panel de expertos que comentaron sobre dicha 

resolución en diciembre de dicho año. También se plantea en dicho 

entregable la necesidad de revisar el papel y ubicación del CSMEM que existe 

en Colombia desde 2006 en la SSPD.111 Antes de pasar a las recomendaciones 

conviene repasar la experiencia de los otros países en estas materias. 

La naturaleza incompleta de los mercados eléctricos y la concentración de la 

oferta hace que la mayor parte de los mercados eléctricos sean susceptibles al 

ejercicio de poder de mercado independientemente del mecanismo adoptado 

y que la mayoría de los países hayan adoptado mecanismos para controlarlo. 

En la monografía de los EEUU del entregable 4 se indica que en los RTOs la 

                                                           
111 Diseñado por consultores con la asistencia del profesor Wolak, en ese momento presidente 
del organismo monitor independiente del Mercado de California, para la SSPD.  El CSMEM  
ha venido funcionando con tres expertos de tiempo parcial asistidos por personal de la 
Superintendencia 
 



 

debilidad de las redes de transmisión da lugar al ejercicio de poder de 

mercado local y la FERC ha aceptado varios tipos de mecanismos de 

automáticos de morigeración cuando se detecte que un generador tiene 

capacidad de afectar significativamente los precios en un nodo del sistema 

(LMP) y se denominan por el acrónimo LMPM, siguiendo tres pasos básicos 

descritos en la monografía. Los programas de computador de todos los 

mercados de los EEUU, DAM y RTM112, tienen incorporadas versiones de 

estos tres pasos.113 Si bien es muy difícil sacar conclusiones generales de qué 

tan frecuente este mecanismo impacta los LMP en los EEUU, en virtualmente 

todos los mercados el mecanismo de LMPM ha afectado algunas unidades de 

generación una fracción significativa de las horas del año.  

 

Existen otros sistemas para detectar el poder de mercado que depende de sus 

idiosincrasias. Así en un sistema de declaración de costos se puede elevar los 

precios por declaraciones falsas que escapen al control del regulador pero 

más frecuentemente por retención de generación fingiendo indisponibilidad. 

Estos son claras violaciones de las reglas del mercado que deben ser 

fiscalizadas por la autoridad y sujetas a multas. Es notorio el caso chileno en 

el que el Operador del sistema, controlado por los generadores, fue acusado 

de laxitud en reportar estos casos. En el Brasil también puede darse el caso 

pero la cantidad de participantes es tan grande que no tendría mayor efecto. 

Los países escandinavos tienen sus sistemas pero en su conjunto hay muchos 

generadores que compiten. Puede darse poder de mercado local en las zonas 

o en países individuales. En países con componente hidráulica importante 

como Nueva Zelanda que utilicen ofertas de precios se han desarrollado 

metodologías para detectar el poder de mercado pero ninguna busca un 

seguimiento policial hora a hora en tiempo real.  En la última reunión de 

monitores de mercado realizada en Calgary abril de este año se ratificó el 

consenso de que es inútil tratar de identificar día a día el ejercicio de poder de 

mercado, y más inútil aún tratar de entablar una sanción legal basada en 

hechos individuales y de corto plazo. Lo que se busca es más bien identificar 

patrones de precios que en una manera sistemática muestren el ejercicio de 

poder de mercado y las transferencias de rentas a las que da lugar.  Para ello 
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es preciso detectar series largas en que los precios superen un benchmarking 

y de confirmarse esta situación proceder a tomar medidas que limiten 

temporalmente la magnitud de las ofertas, o se despache centralmente, para 

inducir a los participantes a autocontrolarse, de tal forma que se minimice el 

daño a los consumidores. De persistir el fenómeno, se podrían aplicar 

medidas más drásticas como la obligación a los generadores que excedan 

cierto tamaño a subastar parte de su capacidad de tal manera de hacer más 

competitivo el mercado.   

 

En el entregable 4 se destaca que la totalidad de los países europeos y en 

todos los RTO de los EEUU y Canadá se ha vuelto común la figura del 

monitor independiente del mercado que pueda seguir el detalle de su 

funcionamiento, realizar análisis periódicos para identificar el poder de 

mercado y dar recomendaciones a las autoridades sobre los aspectos del 

mismo que deben modificarse para mejorar su eficiencia. En Perú esta 

función es desarrollada en grado limitado por el operador del sistema bajo la 

supervisión del OSINERGMIN. 

 

En Colombia, se buscó inicialmente que el CSMEM, establecido desde 2006, 

fuera una entidad independiente similar a los monitores existentes en EEUU 

y Europa, pero se levantaron objeciones a la utilización de información de 

carácter confidencial por una organización que no fuera una entidad oficial. 

Aunque el abogado del equipo sugirió alternativas que pudieran obviar estas 

dificultades, celos entre las entidades llevó a que se estableciera en la SSPD, 

quien tenía la función de vigilar la competencia. Durante sus años de 

funcionamiento el CSMEM ha producido 76 informes con análisis muy 

valiosos que han contribuido a identificar muchos problemas del 

funcionamiento del mercado y a ir implementando metodologías de 

identificación de la capacidad y uso para beneficio propio de poder de 

mercado por parte de los agentes. Lamentablemente su localización, como un 

apéndice de la SSPD, dificultó una función clave del monitor cual es - además 

de mantener informado a todos los participantes, actuales y eventuales, en el 

mercado- la de analizar la información y proponer remedios a cada una de las 

tres entidades con competencia para tomar las decisiones que permitan 

mejorar el diseño y desempeño del mercado. La CREG con la aprobación de 

las medidas, la SSPD con la sanción de incumplimientos de las reglas del 

mercado y a la SIC con los aspectos de poder dominante y escisiones. Celos 



 

institucionales, hicieron que su trabajo no fuera tomado en cuenta como se 

debería ni que su capacidad técnica fuera fortalecida. Afortunadamente, el 

correr del tiempo ha hecho que se comprenda mejor la función del CSMEM 

como un colaborador en lugar de un competidor en las labores de los 

organismos. La asignación a la SIC de las funciones de vigilancia de la 

competencia presenta una oportunidad para que se retome el tema y se 

reestudien las soluciones propuestas para contar con un monitor 

independiente del mercado. 

 

Recomendación 8. El Ministerio de Minas y Energía debe promover en 

conjunto con la SIC, la SSPD y la CREG el fortalecimiento del CSMEM y su 

ubicación como entidad independiente, dentro del ordenamiento jurídico 

colombiano, que le permita cumplir a cabalidad las funciones para las cuales 

fue originalmente concebido. Para tal efecto contratará la asistencia legal y 

técnica que sea requerida. Esta consultoría conceptúa que, salvo mejor 

opinión, al CSMEM debe estar adscrito a la SIC en tanto que esta es la entidad 

que en última instancia debe vigilar la competencia.  

5 RECOMENDACIONES – ACTIVIDADES REGULADAS 

5.1 Regulación de la Transmisión 

 

La componente de transmisión representaba, en 2012, cerca de un 5,8 % del 

costo unitario; en 2008 esa participación era del 7,4%.  En niveles de tensión 

superiores, la importancia de la transmisión en el precio final es un tanto más 

elevada: aproximadamente 8%, 9% y 11% para los niveles 2, 3 y 4, 

respectivamente. Entre 2008 y 2012 el costo unitario de la transmisión se ha 

mantenido prácticamente inalterado en términos corrientes, alrededor de 

$/KWh 19, lo que se ha traducido en una reducción cercana al 10% en 

términos reales.  

 

Para los activos construidos antes de la introducción de las convocatorias de 

la resolución 22 de 2001, la transmisión se remunera con la metodología del 

ingreso máximo. Para los activos construidos con posterioridad a la 

resolución mencionada, la remuneración es igual al ingreso esperado 

propuesto por la empresa ganadora de la convocatoria en cuestión. Un 



 

esquema similar se aplica en países como Perú y Brasil donde, como en 

Colombia, la red de transmisión puede tener múltiples propietarios.  

 

La metodología de la remuneración de los activos existentes - que no fueron 

construidos a partir de procesos de convocatoria - y de sus ampliaciones está 

establecida en la resolución 11 de 2009. El punto de partida de esta 

metodología es la base de activos regulatoria de los activos eléctricos que está 

conformada por el inventario de unidades constructivas de cada 

transportador valoradas a un costo eficiente de reposición.  Con una tasa de 

descuento establecida mediante la metodología WACC-CAPM y con las 

vidas útiles regulatorias se determina el costo anual equivalente del activo 

eléctrico. A éste se le adiciona el costo anual de los activos no eléctricos, 

definido como un porcentaje del activo eléctrico, el costo anual equivalentes 

de terrenos y servidumbres y, finalmente, el AOM reconocido, que 

corresponde al efectivamente gastado por las empresas según registros 

contables limitado con factores de eficiencia. A las suma de los componentes 

mencionados se le descuenta una porción, el 33%, de los ingresos obtenidos 

por el transportador por otros usos de las redes y se obtiene el ingreso anual. 

El ingreso anual se divide por 12, se le adiciona el ingreso mensual por 

convocatorias y se le descuenta el valor de las compensaciones por 

incumplimiento de los estándares la calidad. Se obtiene así el ingreso 

mensual de cada transportador.  A la suma de los ingresos mensuales de 

todos los transmisores se le descuentan los pagos por conexiones profundas 

(PCP) realizados por los agentes responsables de ellas. El monto resultante se 

divide por la demanda comercial mensual para obtener así el cargo por 

transmisión (T) que se traslada a la tarifa del consumidor final. Los costos de 

la transmisión se distribuyen uniformemente en toda la demanda nacional, 

independientemente de su localización con relación a los puntos de 

generación.  

 

En términos generales la metodología descrita es similar a la aplicada en 

muchos de los países, entre ellos algunos de los considerados en este estudio. 

Las diferencias tienen que ver, y en torno a ellas giran las inquietudes 

planteadas por los grandes consumidores, con la base de activos regulatoria – 

definición de unidades constructivas y su valoración- y la tasa de descuento 

empleada para el cálculo de las anualidades. Por ejemplo, en Chile dicha tasa 

de 10% y de 12% en Perú. Con una importancia menor, dado su peso dentro 



 

del ingreso regulado, está lo referente al reconocimiento de los activos no 

eléctricos y de los gastos AOM.  

 

El marco regulatorio para la remuneración de la transmisión es el sugerido 

por la naturaleza misma de la actividad y tiene una aplicación generalizada 

en diversos países. Como ya se indicó, los cargos unitarios resultantes se han 

reducido en términos reales como resultado de la disminución de hasta un 

15% en los costos unitarios de la unidades constructivas entre 1999 y 2009. Sin 

embargo, como se ilustra en la figura 1, los procesos de convocatoria de la 

resolución 22 de 2001 han arrojado costos de inversión sustancialmente 

inferiores a los obtenidos aplicando la valoración de la unidades 

constructivas de la resolución 11 de 2009 114 . Otro problema que parece 

presentar el esquema de convocatorias es la escasa participación de oferentes 

nuevos. No ha ingresado un nuevo transportador al sector y en las últimas 

convocatorias se han presentado pocos oferentes: ISA, EEB y EPM115. 

 

Por lo anterior, parece justificada la revisión de la metodología vigente en los 

términos planteados por la CREG en la resolución 42 de 2013.  La CREG 

plantea la necesidad de revisar la definición y valoración de las unidades 

constructivas; el reconocimiento de los gastos AOM; la remuneración de los 

activos no eléctricos; la tasa de descuento y la inclusión de un factor de 

productividad. La revisión de estos aspectos no supone ningún cambio en la 

metodología regulatoria vigente. Sin embargo, hay un planteamiento que 

puede llevar a una modificación de fondo en la regulación de la transmisión. 

Se lee en la resolución 42 de 2013:  

 

“Para la remuneración de los activos se propone analizar una metodología que 

considere, además de su vida útil, el tiempo que han estado en operación y las 

reposiciones ejecutadas en cada uno de esos activos”116. 

 

                                                           
114 Mercados Energéticos Consultores (2011). Estudio del impacto del marco regulatorio de 

energía eléctrica. Páginas 75 – 77.  
115 Para el caso 2012, por ejemplo, a parte de estas tres empresas se presentó el 
consorcio Project. En la convocatoria UPME 02-2009 se presentó el consorcio Compañía 
de Transmisión del Quindío. En años anteriores se han presentado empresas 
internacionales como ABENGOA de España y ALUPAR de Brasil. 
116 CREG (2013). Resolución 42 de 2013. Numeral 3.2, página 10.  

 



 

La metodología actualmente empleada se basa en la valoración a costo de 

reposición a nuevo del activo existente, sin consideración alguna sobre su 

tiempo de uso. El supuesto económico subyacente es que ese es el costo que 

debe asumir un nuevo entrante en el mercado. En esta metodología son 

variables claves la tasa de descuento, la vida útil y la regulación de la calidad. 

Esta última debe ser especialmente exigente dado que si el activo se reconoce 

como nuevo debe desempeñarse como tal. Es esta exigencia en calidad de la 

que determina que las empresas realicen las inversiones de reposición y 

mantenimientos requeridos para que los activos funcionen en condiciones 

óptimas.  

 

 

 
Figura 5-1. Convocatorias STN, costo de los proyectos 

Lo planteado en el párrafo citado supone un cambio metodológico de fondo 

pues lleva a la adopción de lo que en la literatura se conoce como método de 

valoración de los activos por el costo de reposición optimizado y 

depreciado117. Este método es empleado en varios estados de Australia y en 

Finlandia y Noruega. La principal diferencia con el método actual es la 

consideración explícita de la depreciación y de las inversiones en reposición 

de los activos. Aunque teóricamente ambos métodos deben arrojar los 

                                                           
117 Johnstone, D. (2003). Replacement cost asset valuation and the regulation of Energy 

infrastructure tariffs. Centre for the study of regulated industries. University of Bath.  
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mismos resultados en tarifas y remuneración de capital, con el método del 

costo de reposición optimizado y depreciado puede tenerse una mejor 

garantía de que se realizarán las inversiones de reposición de los activos. Pero 

si este es el objetivo es bueno recordar que la resolución 11 de 2009 contempla 

un esquema de seguimiento a las inversiones en reposición que hasta ahora 

no ha sido aplicado por el regulador. En todo caso, de adoptarse la nueva 

metodología debe tenerse en claro que en el primer año de aplicación todos 

los activos deben asumirse como nuevos.  

 

Recomendación 9. No es necesario ni conveniente proceder a una revisión 

anticipada de la metodología tarifaria de la transmisión. El actual período 

regulatorio termina en abril de 2014 y la CREG ya puso a consideración de los 

agentes las bases del estudio para determinar la metodología de 

remuneración de la actividad de transmisión de energía eléctrica en el 

próximo período tarifario. En el estudio de unidades constructivas deben 

tenerse en cuenta los valores ofertados por los agentes en las convocatorias de 

la UPME de los últimos años. El modelo empleado para el cálculo de la tasa 

de descuento debe mantenerse, pero es necesario revisar sus parámetros para 

ponerlos en concordancia con los empleados en países como Brasil, Chile y 

Perú. Es importante considerar el problema que supone la metodología de 

valoración de la totalidad del activo a costos de reposición a precios de 

mercado en la medida en que puede dar lugar a cambios muy sustanciales en 

el valor de las anualidades y, por tanto, en el cargo trasladado al usuario 

final. Sería conveniente evaluar, en el marco de la revisión de la metodología 

actualmente en curso, un esquema en el que el valor de reposición a nuevo se 

aplique exclusivamente a las inversiones en reposición realizadas durante el 

período regulatorio anterior manteniendo anclado el valor de los demás 

activos. De esta forma se evitarían cambios bruscos en las tarifas de un 

período regulatorio a otro que pueden ir en detrimento de la estabilidad 

financiera de las empresas o del interés de los consumidores. Finalmente, 

deben introducirse cambios al esquema de convocatorias para los proyectos 

de expansión del STN de suerte que se incremente el número de agentes 

participantes.  

 

5.2 Regulación de la distribución 

 



 

Entre 2008 y 2012 la participación de la distribución en el CU pasó de 36% a 

34% (sin tener en cuenta las ADD). En el nivel 4 la distribución representa el 

9% del precio final y en el nivel 3 cerca del 20%. En el mismo período el cargo 

de distribución promedio de 20 empresas en el nivel 1 se incrementó en 

17%118.  

 

Figura 5-2. Composición porcentual del Costo Unitario Regulado 

Desde el punto de vista de la metodología para su remuneración, los activos 

de distribución se agrupan en dos categorías, los que conforman los Sistemas 

de Transmisión Regional (niveles de tensión iguales o mayores a 57,5 Kv y 

menores a 220 Kv) y los Sistemas de Distribución Local (niveles de tensión 

inferiores a 57,5 Kv).  Los primeros, de los que existen dos en el país, se les 

regula el ingreso máximo; a los segundos, el precio o cargo máximo. En 

ambos casos los cargos se determinan con base en el costo medio histórico y 

la base de activos regulatoria se determina por un inventario de activos o de 

unidades constructivas típicas valoradas a precios de mercado. El costo anual 

equivalente se determina con una tasa de descuento de 13%, para el STR, y de 

13,9% para el SDL; con vidas útiles entre 30 y 40 años. El AOM se determina 

en función del AOM reportado en el SUI. Los activos que conforman la base 

regulatoria se diferencian en eléctricos y no eléctricos. Las unidades 

constructivas consideradas en los primeros incluyen subestaciones, líneas de 

transmisión, redes de distribución, transformadores de distribución y equipos 

de protección y maniobra. Para los niveles de tensión 2, 3 y 4 se reporta el 

                                                           
118 Véase: Entregable 4, tablas 1-1, 1-2 y 1-6.  



 

inventario de activos; para el nivel 1 se emplea una muestra representativa. El 

costo de reposición de las UC se determinó a partir del valor DDP de sus 

elementos técnicos adicionado por el costo de instalación.  Los activos no 

eléctricos - que incluyen edificios, vehículos, maquinaria, muebles y equipos 

de cómputo – se reconocen como un porcentaje (4,9%) del valor de la 

anualidad de los activos eléctricos del nivel de tensión al que se encuentran 

asociados. La anualidad reconocida por los terrenos equivale al 6,9% de su 

valor catastral. El cargo de distribución es la sumatoria de las anualidades 

descritas y del AOM reconocido dividida por la energía útil.  

Las variables claves en la regulación de la distribución son la base regulatoria 

de los activos eléctricos, la tasa de descuento para el cálculo de la anualidad 

y, en menor medida, la vida útil. La definición de unidades constructivas 

típicas se torna más problemática a medida que se baja de nivel de tensión. 

No obstante, el problema fundamental con relación a la base regulatoria de 

los activos eléctricos tiene que ver con su valoración. En principio, compete al 

regulador, apoyado usualmente en un consultoría independiente, definir las 

unidades constructivas y su valoración a precios de mercado. Para el actual 

período regulatorio el valor de las unidades constructivas se definió en la 

resolución 097 de 2008. Con relación a los valores establecidos en la 

resolución 082 de 2002 se registraron reducciones sustanciales, como se 

ilustra en la Tabla 1 para una muestra UC. Se tomó entonces la decisión 

tomar un ponderado de los valores de cada año asignado un 90% a los de la 

resolución 082 de 2002 y un 10% a los de la resolución 097 de 2008.  

 

Tabla 5-1. Valoración UC STR - SDL 

 
 

UC R 097-2008 R 082-2002 Variación 08/02

N5S1 2942,8 4008,9 -36%

N4S1 645,5 779,3 -21%

N4S2 568,9 619,2 -9%

N3S1 330,5 400,7 -21%

N3S2 279,9 398,6 -42%

N2S1 211,1 345,6 -64%

N2S2 199,1 342,3 -72%

Valoración UC STR - SDL



 

Como ya se indicó la metodología de remuneración según el valor de 

reposición a nuevo asume que el activo está en óptimas condiciones razón 

por la cual las exigencias de calidad deben ser elevadas. Son estas exigencias 

de calidad las que - de ser bien controladas y en la medida en que den lugar a 

las compensaciones a los usuarios – incentivan a la inversión en reposición de 

los activos. Este es uno de los aspectos más discutidos en relación con esta 

metodología: su debilidad para garantizar la efectiva reposición de los 

activos.  

 

Recientemente la CREG, mediante la resolución 043 de 2013, puso a 

consideración de los agentes las bases para determinar la metodología de 

remuneración de la actividad de distribución para el siguiente período 

tarifario. Es importante destacar la inclusión como criterio para los estudios la 

obtención de tarifas competitivas. Se lee en la resolución 043: ―Se requieren 

tarifas competitivas a nivel internacional‖119. También se destaca el propósito 

de revisar las variables utilizadas en el cálculo del WACC ―comparándolas 

con las usadas internacionalmente‖120. Se plantea la necesidad de introducir 

cargos horarios. Finalmente, la CREG anuncia la intensión de ―revisar la 

metodología de actualización de costos de la UC‖. 121  También, como en 

transmisión, se plantea la posibilidad de considerar en la valoración de los 

activos, además de sus vidas últiles, el tiempo de utilización y las 

reposiciones realizadas. 

 

La metodología de remuneración de la distribución es si misma es adecuada. 

Los problemas fundamentales radican en la valoración de los activos y en la 

definición de los parámetros del modelo para el cálculo de la tasa de 

descuento.  Así, más que de metodología, el problema con la regulación 

tarifaria de los cargos de distribución es de consistencia regulatoria. La CREG 

declinó aplicar las valoraciones de la UC de la resolución 097 de 2008 y optó 

por la fórmula del 90/10 ya mencionada. Años atrás, cuando las valoraciones 

dieron como resultado anualidades y cargos muy elevados, el regulador 

                                                           
119 CREG. Resolución 043 de 2013. Numeral 3, página 11.  

 
120 Ídem, página 16. En Chile la tasa de descuento usada para el cálculo del VAD es de 10% 
real entes de impuestos; en Perú 12% nominal antes de impuestos y en Brasil 9,95% después 
de impuestos.  
 
121 Ídem, pagina 15.  



 

dispuso el acotamiento de los cargos hasta un máximo de 20% del cargo 

medio nacional. Estas decisiones, aunque están motivadas por la intención de 

evitar cambios bruscos en los ingresos de las empresas y en las tarifas de los 

consumidores, afectan la credibilidad de la metodología regulatoria.  

 

Recomendación 10.  El período tarifario en curso culmina en septiembre de 

2013. No es conveniente ni necesaria una revisión anticipada de la 

metodología. Debe continuarse con el proceso iniciado con la resolución 043 

bajo los lineamientos allí indicados que podrían convertirse en lineamientos 

de política. Sin embargo, este proceso desde la formulación de las bases hasta 

la expedición de los cargos para cada uno de los OR puede demorarse unos 

18 meses. Por esa razón se propone que se dé prioridad al proceso de revisión 

y adopción de la nueva metodología de distribución. Dado el objetivo de dar 

regularidad a las tarifas de los consumidores y a los ingresos de las empresas 

es necesario establecer un mecanismo de validación ex – ante de los impactos 

que los cambios en el valor de la base regulatoria de activos pueden tener 

sobre las tarifas de usuario final y sobre las finanzas de las empresas. La 

regulación de Chile contempla un mecanismo de este tipo. Adicionalmente, 

para evitar las variaciones extremas en la valoración de las unidades 

constructivas, como las de la resolución 097 de 2008, puede ser conveniente 

limitar la aplicación de los nuevos valores a las reposiciones realizadas 

durante el período regulatorio anterior manteniendo inalterado en términos 

reales el valor de los demás activos. 

5.3 La tasa de descuento 

El modelo empleado para la determinación de la tasa de descuento – WACC 

CAPM – es utilizado ampliamente en la regulación de las actividades de 

infraestructura dada la solidez de fundamentos conceptuales. La discusión 

tiene que ver con los parámetros y supuestos empleados para su estimación 

en un período de tiempo determinado. Al respecto es útil citar las 

conclusiones de un estudio reciente sobre el tema:  

 

“El parámetro adecuado para remunerar la rentabilidad de la inversión en activos 

fijos de empresas de distribución de energía eléctrica debe ser el costo promedio 

ponderado de capital (WACC); el problema principal en la estimación del WACC, 

para un período tarifario, se encuentra en la estimación del costo del patrimonio 

aportado por el inversionista, ya que la misma se torna incierta tanto por razones 



 

metodológicas como por la estimación de los parámetros que se utilizan como 

insumos. En la teoría existen varias aproximaciones metodológicas para estimar el 

costo de promedio ponderado de capital de una empresa (modelos de distribución de 

dividendos, APT o modelos de varios factores, CAPM, rentabilidades implícitas en 

modelos de opciones, etc.), sin embargo en la práctica, prima la utilización del modelo 

CAPM, no obstante el cuestionamiento se suele hacer sobre la pertinencia de sus 

supuestos y los problemas que involucra la estimación empírica del mismo para un 

período específico”122  

 

Las tasas de descuento empleadas para el cálculo de las anualidades en 

transmisión y distribución se redujeron en el último período tarifario. Los 

valores observados en otros países comparables en muchos aspectos como 

Brasil, Chile y Perú deben ser tenidos en cuenta. También es necesario 

considerar los cambios en situaciones de riego comercial y de riesgo país que 

se han presentado desde 2008 hasta el presente.  

 

Recomendación 11. A juicio de esta consultoría no parece necesario ni 

conveniente modificar la metodología actual para el cálculo de las tasas de 

descuento de las actividades de transporte de electricidad. Deben modificarse 

los parámetros de cálculo de acuerdo con los lineamientos de las resoluciones 

042 y 043 de 2013. 

5.4 Comercialización 

 

La comercialización es un componente no despreciable del costo unitario: 

11% en promedio. Los de comercialización son los costos de atención de la 

clientela: medición, facturación, recaudo, atención de quejas y reclamos, etc. 

Se trata de un costo que depende el número de usuarios, no de los kilovatios 

vendidos. Por esa razón se facturaba como un cargo fijo hasta que la CREG 

decidió, hace varios años, transformarlo en un costo unitario por kilovatio. El 

costo base de comercialización - $/usuario - actualmente vigente fue 

establecido en la resolución 097 de 1999, con información de 1997, y desde 

entonces no se ha revisado.  En abril de 2012, la CREG hizo pública la 

resolución 044 de 2012 por medio de la cual se establece la metodología para 

                                                           
122 Facultad de Administración, Universidad de los Andes (2009).  Metodología y estimación 
del costo promedio ponderado de capital (WACC) para empresas de distribución de energía 
eléctrica. Resumen Ejecutivo. Página 14.  

 



 

remunerar la comercialización a usuarios regulados. El crecimiento en el 

número de usuarios del sistema en los 15 años transcurridos desde la última 

actualización alientan el indicio de que el costo base de comercialización 

actualmente vigente puede estar sobre-remunerando esa actividad.  

 

Recomendación 12. Expedir de inmediato la resolución en firme por medio 

de la cual se regula la actividad de comercialización en el mercado regulado. 

A juicio de esta consultoría debe reducirse el cargo de comercialización. El 

costo de comercialización es independiente del nivel de consumo; por esa 

razón debe recuperarse como una tarifa por usuario. Se recomienda el 

restablecimiento del cargo fijo. 

5.5 Las Áreas de Distribución – ADD 

 

Las ADD fueron reglamentadas por el Decreto 388 de 2007. Se trata de 

unificar cargos tarifarios en mercados de diferentes costos.  Se han creado 

cuatro ADD: Oriente, conformada por Codensa, Cundinamarca, Boyacá, 

Arauca y Huila; Centro, con la CHEC, Santander, Norte de Santander, 

Pereira, Quindío y EPM; Occidente, Pacífico, Tuluá, Cartago, EMCALI, 

Cauca, Nariño y la Empresa Municipal de Energía Eléctrica; y, finalmente, 

Sur, con Valle de Sibundoy, Caquetá, Putumayo, Bajo Putumayo, Meta, 

Casanare y Guaviare. Los siete departamentos de la Costa Atlántica 

conforman desde hace años una ADD atendida por una misma empresa. Para 

cada ADD se estable un cargo unificado que es el promedio ponderado de los 

cargos de los SDL que las integran. El efecto inmediato de las ADD es elevar 

los cargos en los SDL menos costosos y reducirlos en los más costosos. Los 

efectos mediatos son un poco más sutiles aunque no es extremadamente 

difícil entenderlos. 

 

La unificación tarifaria aleja las tarifas de los costos reales de prestar el 

servicio, con lo que se generan subsidios cruzados entre regiones, sectores de 

consumo y categorías de usuarios. Adicionalmente, la unificación tarifaria 

disminuye las demandas de menor costo y eleva las más costosas llevando a 

un uso ineficiente de las redes; incentiva la autogeneración ineficiente; 

distorsiona las decisiones sobre el uso de sustitutos; fomenta la inversión en 

líneas dedicadas; propicia cambios ineficientes de nivel de tensión; 



 

distorsiona las decisiones de localización industrial e induce ineficiencia 

operativa en distribución y comercialización. 

 

Recomendación 13. Los beneficios de las ADD son más aparentes que reales. 

Generan transferencias indiscriminadas y toda clase de distorsiones 

económicas. Si el propósito de las ADD es la unificación tarifaria de los 

estratos bajos, esto puede lograrse mediante un esquema de subsidio 

diferenciales por regiones. Esta consultoría recomienda la eliminación 

gradual de las ADD.  

 

5.6 Pérdidas  

 

En todos los sistemas eléctricos existe un nivel de pérdidas considerado como 

eficiente cuyo costo se traslada a los consumidores finales. Hasta 2002 existía 

un índice de pérdidas reconocidas único para todo el país. A partir de ese año 

se fijó un índice para cada OR. El decreto 387 de 2007 dio lugar a importantes 

cambios en la regulación de las pérdidas plasmados en las resoluciones 172, 

173 y 174 de 2011.  Los aspectos más relevantes son: asignación de las 

pérdidas a prorrata de las ventas de energía de los comercializadores de cada 

OR; asignación al OR de la responsabilidad integral de la gestión de las 

pérdidas del mercado de comercialización asociado a sus redes e 

implantación de planes reducción de pérdidas cuyos costos se trasladan a las 

tarifas.  

 

El comercializador entrante en un mercado dado no tiene la responsabilidad 

de las pérdidas no técnicas ni capacidad para gestionarlas.  La asignación de 

las pérdidas a prorrata de las ventas de energía de cada comercializador 

puede constituirse en una barrera de entrada y obstaculizar la competencia 

en comercialización y puede elevar el precio del suministro en el mercado no 

regulado.  

 

Los planes de reducción de pérdidas deben ser aplicados por los OR cuyas 

pérdida reales sean superiores a las reconocidas. Su propósito el lograr una 

senda de reducción hasta alcanzar las pérdidas eficientes al cabo de cinco 

años. En general todo lo concerniente a los planes de reducción de pérdidas 

parece bien concebido excepción hecha de su forma de financiación.  



 

 

Recomendación 14. La distribución de las pérdidas de energía a prorrata de 

las ventas entorpece la competencia en comercialización y elevan el precio de 

la energía. Esta consultoría recomienda que se modifique la política y la 

regulación en ese aspecto. La asignación a la demanda de los costos de los 

planes de reducción de pérdidas elevará el costo de suministro para todos 

los. Si los planes son eficientes económicamente, el valor de la energía 

ahorrada como consecuencia de su aplicación debe permitir recuperar la 

inversión realizada en unos pocos años. Por esta razón se propone que se 

establezca una línea de crédito blando, tipo Findeter, para la financiación de 

esos planes teniendo como medio de repago el valor de la energía ahorrada. 

De esta forma el costo de los planes no será trasladado a las tarifas. 

Adicionalmente, se debe buscar la consistencia del manejo de las pérdidas 

con la comercialización minorista, asignando la responsabilidad total de su 

gestión y medición a los operadores de red. 

 

 

5.7 Alumbrado Público 

 

El alumbrado público es un servicio público no domiciliario. Comprende el 

suministro de energía eléctrica y la operación, mantenimiento y ampliación 

de la red. Su prestación es responsabilidad de los municipios que contratan 

libremente el proveedor de la energía y las demás actividades. Está 

normatizado por las leyes 97 de 1913 y 84 de 1915, el estatuto general de 

contratación pública (ley 80 de 1993 y ley 1150 de 2007 y el decreto 2424 de 

2006.  Históricamente el cobro de este servicio – fijación de la tasa, 

distribución a los usuarios, etc. - se ha tenido un manejo discrecional por 

parte de los municipios que ha dado lugar a arbitrariedades. El regulador ha 

tratado de poner cierto orden mediante las resoluciones 122 y 123 de 2011 

sobre facturación y cobro conjunto con el servicio de energía, la primera, y 

sobre costos máximos del servicio, la segunda. En muchos municipios del 

país, especialmente en los departamentos de la Costa Atlántica, la tasa de 

alumbrado público se cobra a través con la factura de energía eléctrica 

utilizando como base gravable la facturación de energía eléctrica. En 

Cartagena, por ejemplo, la tasa de alumbrado se ha fijado en el 5% de la 

factura de electricidad. Aunque el decreto 2424 de 2006 establece que el cobro 



 

del servicio de alumbrado público en la facturas de servicios públicos sólo 

puede hacerse cuando refleje el costo del servicio, en muchos municipios se 

contraviene esa disposición y el servicio se cobra aplicando una tasa al valor 

de la energía facturada. Esto afecta de forma apreciable a los grandes 

consumidores industriales pero también a los regulados de los estratos altos, 

la industria y el comercio.  

 

Recomendación 15. Los problemas con el alumbrado público provienen de la 

ausencia de legislación. Se debe legislar sobre este asunto precisando los 

elementos del tributo (sujeto, hecho generador, rango de la tarifa); los 

parámetros para determinar la tarifa dentro de los rangos de ley y la 

naturaleza misma de tributo: tasa o contribución. Por lo pronto, ante la 

dificultad para hacer que los municipios cumplan con lo dispuesto en el 

decreto 2424 de 2006 y las resoluciones de la CREG que lo desarrollan, se 

debe prohibir el cobro del servicio de alumbrado público en las facturas de 

electricidad para evitar su vinculación con los consumos de energía. 

6 ASPECTOS INSTITUCIONALES Y OTRAS 

RECOMENDACIONES  

6.1 La legislación sectorial 

Tanto Colombia como todos los comparadores han adoptado en mayor o 

menor grado el paradigma reformista que buscaba separar los papeles del 

Estado como definidor de políticas, empresario y regulador con ajustes a lo 

largo del tiempo. La definición de políticas permanece en manos del 

Ejecutivo dentro de los lineamientos establecidos en la legislación, que en 

algunos casos puede ser más detallada que en otros. A diferencia de 

Colombia, en los comparadores de la región latinoamericana se han 

producido ajustes substanciales a la legislación para acomodar situaciones no 

previstas que, dado el grado de detalle contemplado en algunas de ellas, 

hacían estos cambios indispensables. En Chile fue muy difícil inicialmente 

acomodar estos cambios y en menor medida en Perú, cuyo modelo inicial era 

un clon del chileno, aunque ellos solo se referían en lo substancial a la 

introducción del sistema de contratación de largo plazo. Modificaciones 

posteriores se refieren al tratamiento de las energías alternativas. En el Brasil, 

los cambios a la legislación han sido substanciales para acomodar, primero, 



 

un vuelco a la arquitectura del mercado en el primer gobierno de Lula, y 

luego polémicos y tortuosos en las recientes modificaciones en el tratamiento 

de la prórroga de las concesiones.  En los Estados Unidos la decisión de 

reestructuración del sector es una decisión a nivel de cada estado que se toma 

mediante legislación expedida por cada uno y han tenido ajustes en varios de 

ellos siendo el más notable el caso de California. El poder del regulador 

federal, limitado a cierto tipo de ventas al por mayor por la Federal Power 

Act de 1935 ha venido aumentado. La Public Utilities Regulatory Act PURPA 

de 1978, originalmente emitida buscando que las empresas compraran 

energía limpia a los precios evitados, se convirtió en un estímulo para los 

generadores independientes. El verdadero inicio de la reforma fue la 

adopción de la Energy Policy Act de 1992 mediante la cual se ordenaba el 

acceso libre a la transmisión pero se prohibía a la FERC intervenir en los 

asuntos del usuario final. Estas restricciones hicieron que el avance fuera 

lento hasta que en la ORDER 2000 de la FERC se estableciera la figura del 

Regional Transmission Organization mediante el cual las facilidades de 

transmisión de las empresas verticalmente integradas se ponían a disposición 

de un Operador Independiente del Sistema, ISO.  

 

En Colombia, los cambios han sido mínimos y limitados a la Ley 142 de 

Servicios Públicos, lo que ha permitido mayor estabilidad.  La mayor parte de 

los cambios sugeridos se pueden hacer sin recurrir a modificaciones de la Ley 

Eléctrica, por lo que, dada la incertidumbre que representa someter un 

proyecto de reforma al legislativo, es una gran ventaja. No obstante, hay 

algunos asuntos que podrían requerir de modificaciones legales. Sin 

embargo, a juicio de esta consultoría, las leyes 142 y 143 continúan 

proporcionando un marco legal adecuado para el desarrollo de la regulación 

sectorial. Por eso es importante que el ejecutivo esté atento a los proyectos de 

ley de iniciativa parlamentaria que frecuentemente y de forma desarticulada 

buscan introducir cambios que pueden alterar las bases de la regulación y/o 

producir alzas en el precio de la energía. Un par de ejemplos:  

 

Ya fue aprobado en primer debate en la Comisión Sexta del Senado de la 

República el proyecto de Ley N 101 de 2.012 que elimina en Colombia el 

cobro del cargo fijo en los servicios públicos.  

 



 

Está radicado en el Senado un proyecto: ―Por la cual se establece el sistema de 

compensación a los municipios que se vean afectados con el desarrollo de 

proyectos hídricos productivos, y se dictan otras disposiciones‖. De 

aprobarse este proyecto, la sobre tasa ambiental para los proyectos 

hidroeléctricos pasaría de 6 a 7 puntos porcentuales.  

 

Los gremios del sector, en particular ANDESCO, hacen un seguimiento 

permanente a los proyectos de ley sobre servicios públicos y logran evitar que 

las propuestas más aberrantes tengan un tránsito exitoso. Sin embargo, en 

muchas ocasiones no consiguen el apoyo del ejecutivo para esas gestiones.  

 

Recomendación 16.  Las autoridades del sector, especialmente Ministerio, 

deben adelantar gestiones para evitar que los proyectos mencionados se 

conviertan en leyes. De forma general, el Ministerio debe hacer un 

seguimiento permanente de la agenda legislativa sectorial y apoyar la labor 

de los gremios en su propósito de evitar que se aprueben proyectos que 

alteren de forma inconveniente el marco legal del sector eléctrico.  

 

6.2 Rendición de cuentas de la regulación, transparencia y estilo 

regulatorio 

 

En los diversos países el regulador debe rendir cuentas ante el legislativo 

mediante informes periódicos y su gestión es objeto de evaluación externa en 

algunos de ellos, como en Colombia.  El Decreto 2696 de 2004 incluía, además 

de la rendición de cuentas ordinaria, la realización de una evaluación ex–post 

del impacto regulatorio por un consultor externo. El problema con esta 

evaluación externa es que tanto los términos de referencia como el consultor 

son seleccionados por la entidad evaluada y que, aparentemente, no se 

derivan consecuencias de los resultados. Esto puede mejorarse, pero 

probablemente es más importante establecer una evaluación ex-ante de los 

impactos de la regulación. No de todos los impactos lo que puede significar 

cualquier cosa. Para las regulaciones referidas a los mercados es necesario 

evaluar los impactos colaterales sobre otros mercados. Para las regulaciones 

generales sobre remuneración de actividades reguladas es necesario evaluar 

los impactos sobre las tarifas y la situación financiera de las empresas.  

 



 

En la actualidad surte trámite en el Congreso del Brasil de un proyecto 

mediante el cual las agencias regulatorias deben investigar el impacto de las 

medidas que tomen y publicar un análisis de costo beneficio que sustente su 

adopción. Este proyecto sigue la línea impulsada por el  antiguo Jefe de la 

Oficina de Información y Asuntos Regulatorios de la Casa Blanca ―Zar de 

Regulación‖ del Presidente Obama , Cass Sustain, y explicada en su reciente 

libro ―Simpler: the future of Government‖.  Las recomendaciones de este 

experto contrastan con el estilo regulatorio e información para el mercado 

existente. La gran cantidad y complejidad de resoluciones expedidas por la 

CREG ponen en evidencia un estilo pesado de regulación económica en el 

mercado de electricidad colombiano. La regulación se ha acumulado de 

manera considerable, y no se observan intentos por recoger, sintetizar o 

simplificar las reglamentaciones con las que el mercado cuenta, 

introduciendo incertidumbre regulatoria en el sistema que, finalmente, puede 

incidir en un incremento de los precios.  

 

Adicionalmente, la información sobre el funcionamiento del sistema y 

monitoreo del mismo es dispersa e incompleta. Las fuentes oficiales no 

disponen en todos los casos de información actualizada ni verídica, y carecen 

de reconocimiento y credibilidad institucional ante los agentes del sistema. 

En el desarrollo de esta consultoría se padeció particularmente de esta falta 

de credibilidad entre los agentes de las fuentes de información oficiales. 

 

Recomendación 17. El Gobierno Nacional debería revisar la normativa que 

define los procedimientos regulatorios para establecer evaluaciones ex-ante 

de las medidas que impacten el mercado y a los consumidores. Igualmente, la 

SSP debería contratar una consultoría que busque armonizar las fuentes de 

información sobre el mercado en todos sus segmentos. En particular debería 

recomendar sistemas de medición que permitan precisar mejor la 

información de contratos no regulados; y reformar la resolución 135 de 1997 

para que se explicite mejor el tipo de información requerida así como las 

sanciones por inexactitudes. En la Superintendencia se debe trabajar en la 

organización de la información recolectada sobre contratos y tarifas aplicadas 

a los usuarios regulados. Esta Entidad debe proveer de forma periódica 

información sobre el precio de la energía en Colombia por tipo de usuario, 

clase de consumidor, empresa y regiones del país.  



 

Recomendación 18. Introducir evaluación ex – ante de los impactos de la 

regulación sobre el funcionamiento de los Mercados y el precio de la energía. 

El Gobierno Nacional debería revisar la normativa que define los 

procedimientos regulatorios para establecer evaluaciones ex – ante de las 

medidas que impacten el Mercado y los consumidores. 

6.3 Tributación sectorial 

En todos los países de la comparación se recaudan impuestos a través de la 

factura de la electricidad en mayor o menor medida. El peor caso es Brasil 

donde el recaudo por encargos e impuestos llegaba a más del 37% del costo 

de la cuenta en algunos casos y que fue objeto de una reducción parcial como 

parte de las medidas adoptadas a principios de este año. En el Perú todos los 

consumidores pagan el 18% del valor de la electricidad por concepto de IVA 

y en Chile una suma también importante. En los Estados Unidos depende del 

Estado y/o ciudad llegando a ser del orden del 2% en Maryland, pero la 

contribución más importante y que encarece el precio de la electricidad son 

las contribuciones ambientales en un portafolio de energías limpias. Este es el 

caso de Dinamarca donde esos pagos hacen duplicar el costo de la factura 

eléctrica residencial. También en California y New England son importantes 

los impuestos ambientales.   

Con la eliminación de la contribución de solidaridad para la industria se 

suprimió el principal factor de distorsión del precio de la electricidad por la 

tributación. Subsisten 4 fondos financiados con la fiscalidad sectorial, a saber:  

Fondo de apoyo financiero para la  energización de zonas no interconectadas 

(FAZNI), Fondo de apoyo financiero para la electrificación rural (FAER), el 

Fondo de Energía Social (FOES) y el Programa de Normalización de Redes 

(PRONE). En conjunto estos Fondos movilizan recursos por unos US$ 115 

millones. Adicionalmente, la generación paga un impuesto ambiental del 6% 

del valor de la generación hidráulica y de 4% del valor de la generación 

térmica.  

Todos esos fondos afectan el precio final de la energía. Se establecieron con 

carácter temporal pero su vigencia se renueva reiteradamente. Su eliminación 

tendría un efecto marginal sobre la tarifa pero suprimiría un factor de 

distorsión y una fuente de discusión permanente. Reduciría los costos de 

transacción del sistema: en los últimos años la CREG ha expedido cerca de 40 

resoluciones para regular esos fondos, el ministerio una veintena de decretos 



 

y el legislativo unas 6 ó 7 leyes.   Todo ello consume tiempo y capacidad de 

trabajo que podría utilizarse más productivamente. Adicionalmente, como los 

fondos afectan la tarifa de todos los usuarios, incluidos los pobres, se 

presenta la situación paradójica de que se eleven los costos de la energía que 

debe ser subsidiada con las contribuciones o recursos del presupuesto 

nacional. Su costo no fiscal parece ser excesivo. Las partidas requeridas 

podrían incluirse en los presupuestos de las dependencias estatales como el 

IPSE dedicadas a esos asuntos.  

Recomendación 19. Asumir presupuestalmente las contribuciones 

recaudadas a través de la bolsa de energía y el STN. 

6.4 Las cuestiones ambientales y los proyectos de generación y 

transmisión 

Recientemente la Fundación ECSIM realizó por encargo de ANDESCO un 

estudio sobre los factores de entorno que están afectando el desarrollo de los 

proyectos de infraestructura, en particular, los de transmisión y generación 

de electricidad. Allí se presentaron un conjunto de recomendaciones que 

fueron reproducidas en el entregable 1. Esas recomendaciones debían 

plasmarse en un documento CONPES de política.  En muchos aspectos esas 

recomendaciones coinciden con las del Informe de la Comisión de 

Infraestructura de Octubre de 2012, con base en el cual se preparó un 

proyecto de ley que hace tránsito en el Congreso donde ya fue aprobado en 

primer debate. A juicio de esta consultoría los proyectos de transmisión de 

electricidad enfrentan una problemática similar a los proyectos viales y 

debería hacerse extensiva a estos las disposiciones contenidas en el proyecto 

de ley en estudio.  

Se trata de una cuestión de gran importancia para el tema objeto de esta 

consultoría en la medida en que el atraso en los proyectos y el sobre-costo de 

la gestión ambiental y social que están asumiendo las empresas afectan 

necesariamente el costo de la energía.  En el terreno normativo se señala la 

necesidad de legislar la consulta previa y la revisión de los procesos de 

licenciamiento y modificación de las licencias con el objeto de introducir 

mecanismos que eviten el incumplimiento sistemático por parte de la ANLA 

y las CAR de los plazos del decreto 2820 de 2010.  

Recomendación 20. Adoptar medidas para facilitar los procesos de 

licenciamiento y revisión de las licencias de los proyectos del sector eléctrico. 



 

Presentar el proyecto de ley sobre consulta previa estableciendo términos 

precisos al proceso de consulta y un mecanismo de cierre. Revisar el decreto 

2820 de 2010 buscando introducir algún tipo de medidas que permitan 

cumplir los plazos del licenciamiento y modificación de las licencias. Acelerar 

la expedición del documento CONPES anunciado sobre el tema. 

6.5 Los combustibles para la generación térmica 

La cuestión del combustible para la generación térmica es ampliamente 

conocida y fue discutida en el entregable 1. La resolución 062 de 2013 puede 

contribuir a despejar el panorama en el mediano plazo. Sin embargo, en el 

corto plazo, subsistes el problema de que una parte importante de la 

generación térmica está respaldad con combustibles líquidos. En el momento 

en que dichas plantas se requieran, el precio spot se elevará 

considerablemente. Esto incide sobre las expectativas de los agentes y está 

afectando y afectará la formación del precio en el mercado de largo plazo.  

Asimismo, el déficit de gas que se prevé en el futuro cercano (en el que están 

siendo considerados racionamientos programados de gas en el país), la 

carencia de inversión en infraestructura del mercado de gas natural y la 

incertidumbre regulatoria alrededor de este sector afectan las expectativas de 

precio de los contratos de generación de largo plazo, pone en riesgo la 

generación térmica y, por lo tanto, afecta la seguridad de suministro eléctrico 

del país. Ante tal incertidumbre y  la gran concentración de la oferta no solo 

en las reservas existentes sino en los esfuerzos exploratorios más promisorios, 

las soluciones propuestas por las resoluciones  061 y 062  de 2013 de la CREG 

de importar gas para respaldar la generación térmica en épocas de El Niño, y 

la resolución  113 de 20013 sobre la comercialización del Gas aparecen como 

las únicas alternativas con posibilidades de implantarse a tiempo para 

mejorar la transparencia del sector, facilitar el mercado secundario y como 

estrategia ante la incertidumbre en las disponibilidades.  

Se puede argumentar sobre algunos detalles de las resoluciones sobre la 

importación y sobre la forma preferida de participación de la industria en el 

mercado de gas pero creemos que este estudio, cuyo foco es el sector 

eléctrico, poco tiene que añadir a una discusión que ya está en algunos casos 

terminada. Sin embargo, se pueden hacer un par de comentarios: En primer 

lugar, la solución finalmente adoptada para la importación, sustentada en el 

Decreto 2100 de 2011, dejó pendiente una reflexión más a fondo sobre las 



 

políticas públicas en lo relativo a la futura matriz energética tal como lo 

planteaba el estudio de Fedesarrollo en 2011. En segundo lugar, sobre la 

preferencia de industriales grandes a arreglos bilaterales en la contratación de 

gas natural, y, en el caso que existan subastas cuando el mercado está 

apretado, de participar directamente en lugar de a través de un 

comercializador en la subasta primaria. En principio, así como en el caso del 

mercado mayorista de electricidad, nos parece que si una gran industria tiene 

la capacidad financiera y cumple con todos los requisitos que se le exigen a 

un comercializador, no habría razón para que no participara directamente en 

la subasta primaria sin ser representado por otro comercializador; nos parece 

eso sí, que este nivel de conocimiento del mercado solo lo podrían tener 

usuarios muy grandes y que la mayoría de los usuarios industriales podrían 

preferir ser representados por un comercializador. Es muy importante 

destacar que el sistema de subastas está diseñado para quebrar el poder 

dominante de los productores en el mercado y que para ello sería necesario 

que estos pusieran la mayor parte de su producción a disposición en la 

subasta lo que limitaría la cantidad de gas disponible para contratos 

bilaterales a los campos menores y nuevos hallazgos. Este es un sacrificio que 

redundaría en un mercado más transparente y competitivo. Puede suceder 

que los plazos ofrecidos para la subasta primaria de 5 años sean muy 

pequeños para establecer una nueva industria con una gran demanda de gas 

natural. La pregunta es si podrían encontrarse alternativas dentro del formato 

adoptado que ameriten contratos bilaterales con plazos mucho mayores de 5 

años.  

Recomendación 21. Continuar con el establecimiento de una política 

coherente de abastecimiento de gas para las plantas térmicas y eliminar 

temporalmente los impuestos a los combustibles líquidos de los agentes 

térmicos. La fuente energética de respaldo esta ahora basada en Líquidos. 

Esto lleva a un precio de mérito Kwh de aprox 580 pesos. Una posibilidad es 

que el costo del combustible, el cual tiene aproximadamente un 50% de su 

composición en impuestos, sea reducido en esa cuantía para las generadoras. 

Esto no modificaría estructuralmente el mercado y la posibilidad de respaldo 

efectivo a costo razonable.  Esto sería solo para las que ya tengan el respaldo 

con líquidos procurando quienes les apostaron al respaldo con Gas Natural 

Importado se mantengan. Esto sería especialmente bueno para las térmicas 

del interior que debido a transporte no pueden competir con GNI. 



 

6.6 Coordinación institucional 

En el Informe Trimestral de Restricciones de XM correspondiente al cuarto 

trimestre de 2012, se identifican 46 restricciones que des-optimizan el 

despacho o ponen en riesgo la atención de la demanda. Más recientemente, 

XM hizo público el listado de proyectos del STN y el STR que deben 

adelantarse en los próximos años. Se identifican 14 proyectos del STN y 20 

del STR cuya no ejecución puede dar lugar a desatención de la demanda y/o 

des-optimización del despacho.  

Recomendación 22. Fortalecer la coordinación institucional (UPME, ANLA, 

XM, MME) para garantizar la planeación y ejecución oportunas de las 

expansiones requeridas del SIN para eliminar los cuellos de botella causantes 

de las restricciones. 

6.7 Matriz energética  

Brasil, Colombia, Perú,  y Chile comparten la característica de que un 

porcentaje importante de la capacidad instalada, y  en construcción,  es de 

origen hídrico y con almacenamiento limitado. El orden de los países en la 

oración anterior indica su mayor dependencia en el recurso hídrico que va 

desde 90% hasta el 40%, pero en todos ellos esta composición de la matriz de 

energía primaria  introduce un alto grado de volatilidad con ciclos intra-

anuales  en la oferta haciendo necesaria la generación térmica para apoyar la 

demanda en las estaciones secas con recursos importados en todos menos en 

Perú. En un sistema como el chileno o el peruano, que cuenta con una 

componente térmica fuerte, es posible despachar las térmicas de bajo costo y 

arranque lento en la base dejando las hidráulicas  y las térmicas de alto costo 

para tomar los picos. Mientras que en un sistema como el brasileño o el 

colombiano las hidráulicas estarán generalmente en la base y las térmicas 

entrarían solo en los periodos de hidrología crítica.  

 

En el Perú, con abundante disponibilidad térmica y costos marginales bajos el 

problema no es la operación actual sino la posible ruta de expansión una vez 

se agote el gas de Camisea para generación nueva, y los costos marginales 

empiecen a crecer, por usar gas más caro o por recurso hídrico más caro. Por 

ello la política energética del Perú quiso desarrollar el recurso hídrico antes 

de que agotara el gas de Camisea mediante subastas exclusivas para las 



 

hídricas o para renovables en pequeña escala, o preferencias en la selección. 

En Chile el alto costo del gas importado junto con consideraciones 

ambientales llevó a introducir un portafolio estándar de renovables para 

todas las distribuidoras. Este portafolio incluye hidroeléctricas hasta de 60 

MW y ha lanzado un programa ambicioso de estímulos a la eficiencia 

energética como amortiguador del incremento de la generación con carbón 

importado.  Estos dos países buscan aumentar la participación hidroeléctrica 

como alternativa: al agotamiento de los combustibles en Perú o al 

encarecimiento de combustibles importados y contaminantes en Chile 

En el Brasil se diseñaron subastas por tecnología pero despachando las 

térmicas según costo en forma integrada con las hidráulicas, o  por fuera de 

mérito para alcanzar la curva de aversión al riesgo, hasta que recientemente 

se propuso realizar subastas  exclusivas para plantas a carbón a ser 

despachadas en  la base ante el agotamiento de la capacidad de 

almacenamiento y los altos costos de la generación fuera de mérito.  

Todos los países europeos han dado un fuerte subsidio a la generación con 

renovables, viento y solar y muchos estados en los EEUU tienen en mayor o 

menor grado un portafolio estándar de renovables. El 25 de junio del presente 

año el Presidente Obama anunció una serie de medidas del ejecutivo, que no 

deben pasar al escrutinio de los republicanos en el Congreso, para fomentar 

la eficiencia energética y la generación renovable como su contribución al 

problema del Calentamiento Global. 

En Colombia las plantas hidroeléctricas  y otras renovables  menores de 20 

MW no tienen que participar en la subasta de energía firme y reciben un 

tratamiento tributario especial. Ello ha dado lugar a una buena cantidad de 

emprendimientos en pequeñas hidroeléctricas. Dada la imposibilidad de 

conseguir respaldo de largo plazo de combustible, las plantas térmicas a Gas 

no han participado en la última subasta y no se espera que lo hagan hasta que 

se resuelva el tema de la incertidumbre en el abastecimiento y puedan 

respaldar el CCo con Gas Natural a precios competitivos ya sea importado o 

local. Esta situación de hecho produce un cambio cualitativo en el mercado 

que necesariamente lleva a un incremento  en la volatilidad de los precios: 

Más altos durante la estación seca  y más bajos en tiempos de aguas 

abundantes, pero posiblemente más elevados en promedio dado el alto costo 

del gas. De acuerdo con la CREG las subastas del CCo llevan a una 



 

composición óptima de la Matriz energética puesto que todas las plantas 

ofrecen un producto uniforme, OEF, Oferta de Energía Firme, aunque las 

definiciones de confiabilidad no sean estrictamente comparables.  

Este razonamiento de la CREG puede complicarse un poco ante las 

perspectivas futuras del gas natural. Aunque algunos expertos aseguran que 

a mediados de la próxima década podrían ser atractivas incrementar la 

generación con turbinas de gas usando gas importado. Sin esta opción, la 

única alternativa térmica para suplementar los ciclos hidrológicos  serían las 

plantas a Carbón, que son de bajo costo marginal pero de arranque lento, lo 

que podría encarecer el despacho dadas las inflexibilidades, además de 

aumentar las emisiones de CO2 en un momento que no es precisamente el 

más oportuno. El BID argumentó recientemente que existe un gran potencial 

para la energía renovable. La pregunta que se presenta es ¿si por atender las 

necesidades de confiabilidad es necesario modificar las subastas para hacerlas 

por tecnologías hasta alcanzar una Matriz que permita un nivel deseado? o si 

debemos  establecer   condiciones especiales para la generación con recursos 

renovables diferentes a las hidroeléctricas que puedan complementar los 

periodos secos o alguna otra combinación que incluya nueva generación con 

gas importado. La incertidumbre ante los precios hace todavía más difícil la 

comparación.  

Sería irresponsable dar una solución a este problema dentro de los términos 

del contrato actual y es necesario emprender estudios más cuidadosos que 

puedan precisar el impacto en los costos de la electricidad de alternativas 

como las discutidas anteriormente.  

La expansión ya está decidida hasta por lo menos el principio de la próxima 

década y es posible que algunas de las incertidumbres presentes se puedan 

reducir en cuanto a las disponibilidades y precios de gas natural, lo cual en 

combinación con un limitado desarrollo eólico podría afirmar la creciente 

volatilidad de la generación hidráulica en un escenario optimista. En un 

escenario pesimista no se tendría gas natural o su importación sería muy 

cara, por lo que se tendría que recurrir más a plantas a carbón las cuales 

podrían incrementar el costo, dadas las inflexibilidades. Por otra parte si se 

decide un despacho obligado poniendo estas plantas en la base podría dar 

lugar a acentuar los ciclos de precios pues llevaría a precios muy bajos  en 

épocas de abundancia  y a desperdicio de agua que pondrían en entredicho la 



 

viabilidad financiera de estas plantas. Las tecnologías tienen su hinchada y es 

difícil establecer el costo relativo. Por ejemplo, en el caso de la generación 

Eólica la naturaleza intermitente de la misma hace que no sea posible 

compararla con otras y que las aproximaciones, como las hechas en Brasil 

inicialmente, puedan subestimar el verdadero costo al no tener en cuenta las 

exigencias de una red más fuerte y que la utilización del almacenamiento 

hidráulico tiene un costo. Cuidadosos ejercicios analíticos  que tengan en 

cuenta la incertidumbre así como las implicaciones en el mercado de diversas 

alternativas podrían alimentar mejor la discusión para las opciones de largo 

plazo. En el corto plazo, las opciones están muy claras y se basan como se ha 

indicado en otras partes de este estudio en asegurar suministro de gas natural 

importado a precios razonables. 

Recomendación 23. La UPME puede liderar una reflexión sobre las posibles 

consecuencias en los precios y en el mercado de diferentes políticas que 

busquen diversificar la matriz energética para aumentar la suficiencia 

energética a costos razonables en la próxima década. El ejercicio puede 

enriquecerse si es alimentado con resultados de instrumentos analíticos 

adecuados pero requiere el concurso de variados puntos de vista y una 

discusión amplia y sincera sobre el tema. Simultáneamente sería conveniente 

revisar los estimados del potencial hidroeléctrico  y de renovables 

económicamente desarrollable, empezando  por el inventario de los proyectos 

actualmente bajo estudio de promotores privados. 

7 RECOMENDACIONES PARA FAVORECER A LA INDUSTRIA 

7.1 Participación en bolsa de los grandes consumidores 

Algunos industriales y expertos que los asesoran han planteado la propuesta 

de permitir que los grandes consumidores industriales puedan comprar su 

energía directamente en la bolsa. Lo primero que hay que señalar es que 

pueden hacerlo por intermedio de un comercializador y que lo están 

haciendo cuando en los contratos pactan precios ligados al precio de la bolsa. 

En Perú existe la figura de Gran Usuario que es aquel que tiene un potencia 

contratada de 10 MW o más o un consorcio de Usuarios Libres cuyas 

potencias contratadas sumen por lo menos ese monto. Ese Gran Usuario, de 

acuerdo con la ley de concesiones eléctricas actualizada a marzo de 2009, 

puede comprar directamente en bolsa, pero aún no se ha regulado su 



 

participación. No es claro para esta consultoría si lo que se busca es la 

creación de una figura de este tipo para que los grandes consumidores 

industriales, individualmente o agrupados, puedan comprar en bolsa sin la 

mediación de un comercializador. Sobre este punto no se llegó a un acuerdo 

definitivo en el grupo consultor. En todo caso, a nuestro entender, el 

problema percibido por los industriales en la contratación bilateral – 

restricción en las ofertas, ausencia de oferentes en sus convocatorias de 

suministro, precios elevados, etc. – puede encontrar soluciones por otros 

mecanismos diferentes a la compra directa en bolsa. Como se desprende de 

los análisis y recomendaciones anteriores creemos que la solución a los 

problemas de la contratación bilateral pasa por la creación de un mercado de 

largo plazo público que donde se forme un precio relevante para confrontar 

con los de la contratación bilateral y que sea una alternativa efectiva para 

ésta. La compra en bolsa entraña riesgos bien conocidos.  Si se presentan, 

como es siempre posible, alzas considerables, ello puede llevar a reacciones 

gremiales y políticas inconvenientes. No obstante, consideramos que el hecho 

de que el grupo consultor no tenga una posición unánime sobre este punto no 

puede ser óbice para recomendar, como lo hacemos, que esa propuesta sea 

considerada por la GREG y todo el sector.  

 

Recomendación 24.  Incluir dentro de la agenda de la CREG la evaluación de 

la participación directa de los grandes consumidores en el mercado de corto 

plazo.  

 

7.2 Migración de nivel de tensión 

 

Este tema fue tratado ampliamente en el Entregable 1. El cambio de nivel de 

tensión está regulado por la resolución 97 de 2008. El numeral 4.4 del Anexo 

General de la Resolución CREG 070 de 1998 establece el procedimiento para 

la conexión de cargas a los sistemas de distribución. Fue modificado en 

algunos de sus apartes por la resolución 156 de 2011. Desde 2007 a 2012, la 

CREG ha emitido 9 conceptos sobre el asunto: 1291 de 2007; 134 de 2009; 

1437, 2523, 8380 y 381 de 2010; 6600, 215 y 173 de 2012. Hasta entonces el 

tema parecía pacífico, se habían emitido dos conceptos: 991134 de 1999 y 2892 

de 2000. En la resolución 043 de 2013, la CREG da cuenta de las 

comunicaciones recibidas de parte de algunos usuarios ―en las cuales se 



 

señalan las dificultades para el cambio de nivel de tensión‖ y anuncia su 

intención de revisar el tema.  

 

A juicio de esta consultoría, es muy probable que la migración de nivel de 

tensión esté motivada por las distorsiones que introducen los cargos ADD y 

la asignación de las pérdidas. A fin de cuentas el gran consumidor habrá de 

hacer inversiones en transformación para llevar la energía al nivel de tensión 

en el que realiza su consumo. Estas inversiones y los costos de operación y 

mantenimiento de las instalaciones deben ser inferiores a la porción del cargo 

D que se evitan con el bypass. Si el sistema de distribución es eficiente, es 

dudoso que sea así en razón de las economías de escala y densidad. Sin 

embargo, si los cargos de distribución están distorsionados como ocurre con 

el cargo ADD, bien puede ocurrir que con el bypass el gran consumidor 

obtenga una reducción sustancial en el costo total del suministro.  

 

Recomendación 25. Esta consultoría comparte el planteamiento de la CREG 

sobre la necesidad de revisar la cuestión del cambio en el nivel de tensión. Sin 

embargo, esto debe hacerse en el marco de la revisión de la metodología de 

remuneración de la distribución. Es necesario y conveniente establecer en qué 

medida es cierto, como reclaman los usuarios industriales, si las empresas 

haciendo uso de la discrecionalidad para decidir sobre el asunto que les 

otorga la regulación están procediendo de manera arbitraria. Para ello se 

propone que la Superintendencia asuma de oficio la revisión de todas las 

solicitudes presentadas por los usuarios y negadas por las empresas y se 

pronuncie de forma rápida. Por su parte la CREG debe revisar los 

procedimientos contemplados en las normas mencionadas y expedir, si fuere 

necesario, una nueva regulación facilite la migración pero que tenga en 

cuenta, además de los aspectos técnicos, el interés económico del OR y el 

interés de los demás consumidores cuyos costos de distribución pueden 

aumentar. Se debe revisar también la definición de activos de conexión de la 

resolución 097 de 2008 para permitir que dichos activos puedan ser 

compartidos por varios usuarios finales. 

7.3 Reducir el umbral de consumo para acceder al mercado no regulado 

Recomendación 26. Debe buscarse estimular la competencia en el mercado 

no regulado reduciendo los límites a la participación los cuales no se 

modifican desde 2000. Esto debe estar acompañado de una regulación 



 

integral de la comercialización minorista que incluya los problemas del cargo 

fijo y el prestador de última instancia, entre otros. 

7.4 Contribución de solidaridad y zonas francas  

Los operadores de zonas francas no están clasificados como consumidores 

industriales. El usuario operador es el responsable de la compra de la energía 

ante el comercializador. Sin embargo, una industria localizada en la zona 

franca puede optar por comprar a un comercializador directamente la 

energía, estableciendo un punto de conexión y pagando la energía al nivel de 

tensión en el cual consume. La ventaja del esquema de la compra en bloque, 

es que la energía se compra generalmente en un nivel de tensión superior, 

brindando la posibilidad de acceder a mejores tarifas. Con la eliminación de 

la contribución para el sector industrial, el usuario operador no ha podido 

obtener el beneficio para las industrias instaladas en la zona franca, dado que 

la factura se realiza a su nombre y por ende, bajo el CIIU del usuario 

operador el cual no está contenido dentro de los beneficiarios por no ser el 

Usuario Operador del sector industrial. La actividad del usuario operador es 

de servicios (Decreto 2915 de 2011).  Lo anterior afecta, según la ANDI, a 

cerca de 300 compañías manufactureras que tienen derecho a este beneficio. 

 

Recomendación 27. No se trata de que la energía consumida por el Usuario 

Operador quede exenta de la contribución. La propuesta es hacer llegar el 

beneficio a los usuarios industriales para lo cual se puede establecer un 

mecanismo en el cual la energía industrial de la facturación en bloque se 

diferencie de la energía consumida por los usuarios no industriales. Sería 

responsabilidad del usuario operador verificar los consumos industriales al 

interior de la zona y guardar los soportes respectivos en caso de ser requerido 

por las autoridades. Otra forma de lograr este objetivo es independizar la 

medida de los consumos de los usuarios industriales. 

7.5 Autogeneración y cogeneración 

Sucesivos gobiernos han buscado promover la cogeneración. El desarrollo de 

esta actividad es uno de los aspectos contemplados en los programas de uso 

racional. En su estudio de 2009, FEDESARROLLO indicó que el principal 

obstáculo a la cogeneración, lo mismo que a la autogeneración, tenía que ver 

con las condiciones para la venta de los excedentes.   



 

Hay en el país unos 600 MW de potencia instalada en plantas de 

cogeneración, de los cuales unos 60 MW están registrados en el mercado 

mayorista. La UPME estima en 850 MW el potencial, la ANDI en 773 MW. La 

actividad está regulada desde los años 90 (Resoluciones 085 de 1996, 107 de 

1998, 032 y 039 de 2001 y 077 de 2009). En desarrollo de los dispuesto por la 

ley 1215 de 2008, la CREG expidió las resoluciones 005 de 2010 y 047 de 2011 

que constituyen al marco regulatorio actual de la actividad.  

La Resolución 005 de 2010 fija, para los diferentes combustibles, el 

rendimiento eléctrico equivalente mínimo que debe tener una planta para ser 

admitida como cogeneración. Establece también las condiciones de respaldo 

y su remuneración. La energía de respaldo se liquida al precio de bolsa y la 

remuneración total debe incluir los costos de transmisión y distribución que 

asume cualquier agente. La venta de excedentes puede hacerse en bolsa o 

contratada libremente con cualquier agente comercializador, de forma similar 

a cualquier productor. La resolución 047 de 2011 regula lo concerniente a las 

pruebas de auditoría.  

El auto-generador está definido legalmente, artículo 11 de la ley 143,  como el 

agente, regulado o no regulado, que produce energía eléctrica para atender 

exclusivamente sus propias necesidades, por lo tanto no utiliza la red 

interconectada excepto para obtener el respaldo que pueda requerir. 

Excepcionalmente, vale decir, en condiciones de racionamiento, puede 

vender excedentes en bolsa o mediante contratos libres con cualquier 

comercializador, en los términos de la resoluciones 033 de 2007 y 190 de 2009.  

La capacidad instalada en autogeneración es de 1.100 MW, un 75% de los 

cuales es propiedad de empresas petroleras.  

La ley 142, en su artículo 14, define la figura de Productor Marginal 

Independiente, como ―la persona natural o jurídica que utilizando recursos 

propios y técnicamente aceptados por la normatividad vigente para cada 

servicio, produce bienes o servicios propios del objeto de las empresas de 

servicios públicos para sí misma o para una clientela compuesta 

exclusivamente por quienes tienen vinculación económica directa con ella o 

con sus socios o miembros o como subproducto de otra actividad principal‖. 

Los productores marginales, independientes o para uso particular pueden 

enajenar la energía que producen, toda o una parte de ella, a una clientela que 

puede estar compuesta por socios o personas vinculadas económicamente a 



 

la empresa. El autogenerador, en cambio, no enajena energía, él consume la 

que produce, razón por la cual sólo utiliza red pública para obtener respaldo 

del sistema. Por eso mismo, para ser considerado autogenerador debe tratarse 

de una misma persona natural o jurídica que produce y consume la energía.  

En Brasil existe la figura del autoproductor entendido como la empresa o 

consorcio de empresas que recibe una concesión o autorización para generar 

energía destinada a su uso exclusivo. No obstante, previa autorización del 

regulador, es posible la cesión o permuta de energía entre autoproductores; la 

permuta de energía con concesionarios de servicios públicos para posibilitar 

el consumo en instalaciones industriales localizadas en lugares distintos a 

aquel donde ocurre la autogeneración y la venta de excedentes a 

concesionarias de servicio público. Los autoproductores están exentos de la 

mayor parte de las contribuciones sectoriales, pero deben pagar las 

compensaciones por aprovechamiento de recursos hídricos cuando sea el 

caso. Los bienes e instalaciones de autoproducción no pueden ser removidos 

ni alienados sin autorización del regulador y revierten a la Unión al término 

de la autorización o concesión, con indemnización sobre la inversión no 

amortizada. 

La aspiración de los consumidores industriales de Colombia es que la 

autogeneración tenga una condición análoga a la del autoproductor de Brasil, 

es decir, que pueda vender sus excedentes a la red.  

La regulación de la cogeneración parece adecuada desde el punto de vista 

técnico y comercial. Puede ser necesaria una difusión mayor de sus 

condiciones y beneficios y, probablemente, el diseño de alternativas de 

financiación.  Para incentivar la autogeneración, de suerte que el incremento 

potencial o efectivo de la oferta de electricidad ejerza una presión competitiva 

en el mercado, es necesario modificar la condición legal del auto-generador y 

regular, de forma similar a la cogeneración, las condiciones para la venta de 

sus excedentes y los términos del respaldo. 

Recomendación 28.  Evaluar si ello puede hacerse por resolución o decreto. Y 

si este no fuera el caso, preparar y presentar al Congreso un proyecto de ley 

que modifique la condición legal del auto-generador y del productor 

marginal independiente, de suerte que puedan vender sus excedentes al 

sistema. Una vez obtenido el cambio legal, la CREG debe regular la materia 



 

en aspectos tales como las condiciones de venta de los excedentes, los 

términos del respaldo, etc. 

7.6 Impulsar acciones de eficiencia energética 

Recomendación 29. Poner en práctica programas, como el de BID-

BANCOLDEX, para el financiamiento de auditorías energéticas y la adopción 

de medidas de eficiencia en las industrias. Apoyar las propuestas de creación 

de APP para el fomento de la eficiencia energética que viene desarrollando la 

UPME. 

Recomendación 30. Disponer que el beneficio de la exención de la 

contribución del 20% se aplique de forma automática a todos los 

consumidores clasificados como industriales según el código CIIU. 

8 SÍNTESIS Y EVALUACIÓN CUALITATIVA DE LAS 

RECOMENDACIONES 

Se presenta en esta parte la evaluación cualitativa de las recomendaciones de 

acuerdo con los criterios consignados en los términos de referencia. 

Inicialmente se reproducen las recomendaciones y posteriormente se presenta 

una tabla en la que se evalúan de acuerdo con los criterios. Para facilitar la 

lectura las recomendaciones y las tablas respectivas se presentan agrupadas 

en las categorías empleadas anteriormente: funcionamiento de los mercados, 

actividades reguladas, institucionales y otras recomendaciones.  

Los criterios de evaluación no precisan ninguna aclaración, salvo el de plazo 

que se refiere al término en el cual la entidad responsable debe haber 

adoptado la medida que desarrolla la recomendación y el de agente afectado 

directamente. Por corto plazo se entiende 6 meses; por mediando plazo se 

entiende entre 6 y 12 meses. Los agentes afectados pueden serlo en su 

ingreso, en las tarifas o en la condiciones de su actuación en el mercado. Las 

evaluaciones consignadas reflejan, naturalmente, el criterio del equipo 

consultor; pero entendemos que un análisis más amplio por parte de los 

agentes puede llevar a su modificación.  



 

8.1 Recomendaciones sobre el funcionamiento de los mercados 

Recomendación 1. Mantener la arquitectura fundamental del mercado actual 

introduciendo ajustes para mejorar la formación de precios y atender 

problemas identificados en el Entregable 1, en su orden de importancia: la 

falta de un mercado líquido, competitivo y transparente de contratos; el 

desempeño del cargo por confiabilidad; el control del ejercicio de poder de 

mercado; el formato de ofertas en bolsa y el mecanismo de arranque y 

parada.  

 

Recomendación 2. Introducir ajustes de corto plazo: incluir más pares de 

precio y cantidad, eliminar el sistema de arranque y parada y mejorar la 

remuneración del AGC y otros. El estudio que propone la CREG debería 

concentrase en el diseño de estas medidas. 

Recomendación 3. Centrar el esfuerzo regulatorio en el desarrollo de un 

mercado de contratos de largo plazo, tomando como punto de partida las 

propuestas sobre el MOR de 2011 y adelantar una discusión amplia con 

expertos nacionales e internacionales, similar a la que se dio sobre el 

documento CREG 118 de 2010. Fijar un término creíble para la implantación 

de un mercado de contratos de largo plazo estandarizados con participación 

obligatoria para la demanda regulada y participación libre para la no-

regulada.  

 

Recomendación 4. En el corto plazo es posible ajustar algunos elementos con 

medidas menores que permitan disminuir sobrecostos atribuibles al actual 

cargo por confiabilidad por la sobrestimación de la demanda objetivo. Un 

cambio radical al mismo en el corto plazo no es aconsejable por las posibles 

implicaciones en la confianza inversionista, lo apretado de la agenda 

regulatoria que limita la capacidad operativa de las instituciones para poner 

en marcha un reemplazo sin las pruebas y evaluaciones que parecen haber 

faltado en la adopción del presente cargo. Por tanto se recomienda mantener 

el esquema del cargo por confiabilidad introduciendo los ajustes necesarios 

para garantizar el cumplimiento de las obligaciones por parte de los agentes y 

eliminar así la incertidumbre jurídica. 

 

Recomendación 5. La CREG debe pronunciarse sobre y discutir con la 

industria las recomendaciones de los consultores contratados para evaluar los 



 

aspectos formales de las cuatro subastas realizadas además de revisar la 

eficacia del tipo de subasta de reconfiguración adoptada con base en los 

lánguidos resultados descritos en el entregable 1. Igualmente, debe buscar la 

forma de ajustar con más frecuencia la demanda objetivo para los años en que 

no haya subasta. La proyección de la demanda objetivo para los años de 

subasta puede ser más realista en la medida en que se definan mejor los 

mecanismos de seguridad.  

 

Recomendación 6. En opinión de los consultores, a pesar de la importancia 

del asunto que pretende remediar la resolución 150 de 2012, la CREG debería 

hacer un alto en el camino y discutir en un taller con expertos internacionales 

y nacionales una alternativa que utilice instrumentos del mercado para 

garantizar la disponibilidad del OEF de manera similar a la que se dio con la 

discusión del Documento CREG 118 de 2010 para mitigar el poder de 

mercado. Una alternativa a considerar podría ser incrementar los costos de no 

cumplir con las OEF a un nivel superior al incumplimiento de los contratos 

de largo plazo y utilizar a la SSPD para vigilar el cumplimiento de las 

medidas que permiten responder oportunamente imponiendo sanciones que 

de verás incentiven a cumplirlas. Esta vigilancia debe incluir que todo 

respaldo vendido en el mercado segundario sea genuino. 

Recomendación 7. Propiciar la participación de la demanda mediante la 

introducción de tarifas horarias tanto para generación como para los 

componentes de transporte y distribución en ambos mercados, regulado y no 

regulado. La CREG podría proceder a diseñar experimentos con opciones 

tarifarias en algunas zonas de alto consumo como en la costa Atlántica, para 

evaluar el impacto de tarifas por hora del día. La UPME, en colaboración con 

otras entidades, puede establecer lineamientos para diseños apropiados de 

experimentos que utilicen la medición inteligente. 

 

Recomendación 8.  El Ministerio de Minas y Energía debe promover en 

conjunto con la SIC, la SSPD y la CREG el fortalecimiento del CSMEM y su 

ubicación como entidad independiente, dentro del ordenamiento jurídico 

colombiano, que le permita cumplir a cabalidad las funciones para las cuales 

fue originalmente concebido. Para tal efecto contratará la asistencia legal y 

técnica que sea requerida. Esta consultoría conceptúa que, salvo mejor 

opinión, al CSMEM debe estar adscrito a la SIC en tanto que esta es la entidad 

que en última instancia debe vigilar la competencia.  



 

 

Tabla 8-1. Evaluación de las recomendaciones sobre el mercado 

 

8.2 Recomendaciones sobre las actividades reguladas 

 

Recomendación 9. No es necesario ni conveniente proceder a una revisión 

anticipada de la metodología tarifaria de la transmisión. El actual período 

regulatorio termina en abril de 2014 y la CREG ya puso a consideración de los 

agentes las bases del estudio para determinar la metodología de 

remuneración de la actividad de transmisión de energía eléctrica en el 

próximo período tarifario. En el estudio de unidades constructivas deben 

tenerse en cuenta los valores ofertados por los agentes en las convocatorias de 

la UPME de los últimos años. El modelo empleado para el cálculo de la tasa 

de descuento debe mantenerse, pero es necesario revisar sus parámetros para 

ponerlos en concordancia con los empleados en países como Brasil, Chile y 

Perú. Es importante considerar el problema que supone la metodología de 

valoración de la totalidad del activo a costos de reposición a precios de 

mercado en la medida en que puede dar lugar a cambios muy sustanciales en 

el valor de las anualidades y, por tanto, en el cargo trasladado al usuario 

final. Sería conveniente evaluar, en el marco de la revisión de la metodología 

Recomendación 1 2 3 4 5 6 7 8

Ejecutor CREG CREG CREG CREG CREG CREG - SSP CREG - UPME Ministerio

Plazo de ejecución Mediano Corto y Mediano Corto
Corto y 

Mediano
Corto Corto Mediano Corto

Tipo de medida
Estudios - 

Resoluciones

Estudios – 

Resoluciones

Estudios - 

Resoluciones

Estudios – 

Resoluciones
Resolución

Estudios - 

Resoluciones

Estudios - 

Resoluciones
Decreto

Agentes afectados 

directamente

Generadores, 

comercializadores

Generadores, 

comercializadores

Generadores, 

comercializadores, 

no regulados

Generadores Generadores Generadores

Generadores, 

comercializadores, 

no regulados

Ninguno 

Factibilidad Alta Alta Alta Alta Alta Alta Alta Alta

Impacto fiscal Nulo Nulo Nulo Nulo Nulo Nulo Nulo Nulo

Impacto sobre los 

precios y costos 

para la industria

Positivo – Mediano 

y Largo plazo

Positivo – 

Mediano y Largo 

plazo

Positivo – 

Mediano y Largo 

plazo

Positivo – 

Mediano y 

Largo plazo

Positivo Ninguno Positivo Positivo

Impacto sobre la 

calidad, 

confiabilidad y 

sostenibilidad

Positivo Ninguno Positivo Positivo Positivo Positivo Ninguno Ninguno

Impacto sobre los 

precios para el 

sector regulado

Positivo – Mediano 

y Largo plazo

Positivo – 

Mediano y Largo 

plazo

Positivo – 

Mediano y Largo 

plazo

Positivo – 

Mediano y 

Largo plazo

Positivo Ninguno Positivo Positivo

Recomendaciones sobre el funcionamiento de los Mercados.



 

actualmente en curso, un esquema en el que el valor de reposición a nuevo se 

aplique exclusivamente a las inversiones en reposición realizadas durante el 

período regulatorio anterior manteniendo anclado el valor de los demás 

activos. De esta forma se evitarían cambios bruscos en las tarifas de un 

período regulatorio a otro que pueden ir en detrimento de la estabilidad 

financiera de las empresas o del interés de los consumidores. Finalmente, 

deben introducirse cambios al esquema de convocatorias para los proyectos 

de expansión del STN de suerte que se incremente el número de agentes 

participantes.  

 

 

Recomendación 10. El período tarifario en curso culmina en septiembre de 

2013. No es conveniente ni necesaria una revisión anticipada de la 

metodología. Debe continuarse con el proceso iniciado con la resolución 043 

bajo los lineamientos allí indicados que podrían convertirse en lineamientos 

de política. Sin embargo, este proceso desde la formulación de las bases hasta 

la expedición de los cargos para cada uno de los OR puede demorarse unos 

18 meses. Por esa razón se propone que se dé prioridad al proceso de revisión 

y adopción de la nueva metodología de distribución. Dado el objetivo de dar 

regularidad a las tarifas de los consumidores y a los ingresos de las empresas 

es necesario establecer un mecanismo de validación ex – ante de los impactos 

de los cambios en el valor de la base regulatoria de activos pueden tener 

sobre las tarifas de usuario final y sobre las finanzas de las empresas. La 

regulación de Chile contempla un mecanismo de este tipo. Adicionalmente, 

para evitar las variaciones extremas en la valoración de las unidades 

constructivas, como las de la resolución 097 de 2008, puede ser conveniente 

limitar la aplicación de los nuevos valores a las reposiciones realizadas 

durante el período regulatorio anterior manteniendo inalterado en términos 

reales el valor de los demás activos. 

 

Recomendación 11. A juicio de esta consultoría no parece necesario ni 

conveniente modificar la metodología actual para el cálculo de las tasas de 

descuento de las actividades de transporte de electricidad. Deben modificarse 

los parámetros de cálculo de acuerdo con los lineamientos de las resoluciones 

042 y 043 de 2013.  

 

Recomendación 12. Expedir de inmediato la resolución en firme por medio 

de la cual se regula la actividad de comercialización en el mercado regulado. 



 

A juicio de esta consultoría debe reducirse el cargo de comercialización. El 

costo de comercialización es independiente del nivel de consumo; por esa 

razón debe recuperarse como una tarifa por usuario. Se recomienda el 

restablecimiento del cargo fijo. 

 

Recomendación 13. Los beneficios de las ADD son más aparentes que reales. 

Generan transferencias indiscriminadas y toda clase de distorsiones 

económicas. Si el propósito de las ADD es la unificación tarifaria de los 

estratos bajos, esto puede lograrse mediante un esquema de subsidio 

diferenciales por regiones. Esta consultoría recomienda la eliminación 

gradual de las ADD.  

 

Recomendación 14. La distribución de las pérdidas de energía a prorrata de 

las ventas entorpece la competencia en comercialización y elevan el precio de 

la energía. Esta consultoría recomienda que se modifique la política y la 

regulación en ese aspecto. La asignación a la demanda de los costos de los 

planes de reducción de pérdidas elevará el costo de suministro para todos 

los. Si los planes son eficientes económicamente, el valor de la energía 

ahorrada como consecuencia de su aplicación debe permitir recuperar la 

inversión realizada en unos pocos años. Por esta razón se propone que se 

establezca una línea de crédito blando, tipo Findeter, para la financiación de 

esos planes teniendo como medio de repago el valor de la energía ahorrada. 

De esta forma el costo de los planes no será trasladado a las tarifas. 

Adicionalmente, se debe buscar la consistencia del manejo de las pérdidas 

con la comercialización minorista, asignando la responsabilidad total de su 

gestión y medición a los operadores de red. 

 

Recomendación 15. Los problemas con el alumbrado público provienen de la 

ausencia de legislación. Se debe legislar sobre este asunto precisando los 

elementos del tributo (sujeto, hecho generador, rango de la tarifa); los 

parámetros para determinar la tarifa dentro de los rangos de ley y la 

naturaleza misma de tributo: tasa o contribución. Por lo pronto, ante la 

dificultad para hacer que los municipios cumplan con lo dispuesto en el 

decreto 2424 de 2006 y las resoluciones de la CREG que lo desarrollan, se 

debe prohibir el cobro del servicio de alumbrado público en las facturas de 

electricidad para evitar su vinculación con los consumos de energía.  

 



 

Tabla 8-2. Evaluación cualitativa de las recomendaciones sobre actividades 

reguladas 

 
 

8.3 Recomendaciones sobre aspectos institucionales y otras 

recomendaciones 

 

Recomendación 16. Las autoridades del sector, especialmente Ministerio, 

deben adelantar gestiones para evitar que los proyectos mencionados se 

conviertan en leyes. De forma general, el Ministerio debe hacer un 

seguimiento permanente de la agenda legislativa sectorial y apoyar la labor 

de los gremios en su propósito de evitar que se aprueben proyectos que 

alteren de forma inconveniente el marco legal del sector eléctrico.  

 

Recomendación 17. El Gobierno Nacional debería revisar la normativa que 

define los procedimientos regulatorios para establecer evaluaciones ex-ante 

de las medidas que impacten el mercado y a los consumidores. Igualmente, la 

SSP debería contratar una consultoría que busque armonizar las fuentes de 

información sobre el mercado en todos sus segmentos. En particular debería 

recomendar sistemas de medición que permitan precisar mejor la 

Recomendación 9 10 11 12 13 14 15

Ejecutor CREG CREG CREG MME - CREG MME - CREG MME - CREG MME

Plazo de ejecución Corto Corto Corto Corto Corto Corto Corto

Tipo de medida
Estudios - 

Resoluciones

Estudios - 

Resoluciones

Estudios - 

Resoluciones

Decreto - 

Resoluciones

Decreto - 

Resoluciones

Decreto - 

Resoluciones
Ley - Decreto

Agentes afectados 

directamente
Transmisores Distribuidores 

Distribuidores 

y transmisores

Comercializa

dores 
Distribuidores Distribuidores Distribuidores

Factibilidad Alta Alta Alta Alta Alta Alta Baja

Impacto fiscal Nulo Nulo Nulo Nulo Nulo Nulo Nulo

Impacto sobre los 

precios y costos 

para la industria

Positivo Positivo Positivo Ninguno Positivo
Según región y 

nivel de tensión
Positivo

Impacto sobre la 

calidad, 

confiabilidad y 

sostenibilidad

Positivo Positivo Ninguno Ninguno Ninguno Positivo Ninguno

Impacto sobre los 

precios para el 

sector regulado

Positivo Positivo Positivo Positivo Mixto
Según región y 

nivel de tensión
Positivo

Recomendaciones sobre actividades reguladas



 

información de contratos no regulados; y reformar la resolución 135 de 1997 

para que se explicite mejor el tipo de información requerida así como las 

sanciones por inexactitudes. En la Superintendencia se debe trabajar en la 

organización de la información recolectada sobre contratos y tarifas aplicadas 

a los usuarios regulados. Esta Entidad debe proveer de forma periódica 

información sobre el precio de la energía en Colombia por tipo de usuario, 

clase de consumidor, empresa y regiones del país.  

Recomendación 18. Introducir evaluación ex – ante de los impactos de la 

regulación sobre el funcionamiento de los Mercados y el precio de la energía. 

El Gobierno Nacional debería revisar la normativa que define los 

procedimientos regulatorios para establecer evaluaciones ex – ante de las 

medidas que impacten el Mercado y los consumidores. 

 

Recomendación 19.  Asumir presupuestalmente las contribuciones 

recaudadas a través de la bolsa de energía y el STN. 

Recomendación 20. Adoptar medidas para facilitar los procesos de 

licenciamiento y revisión de las licencias de los proyectos del sector eléctrico. 

Presentar el proyecto de ley sobre consulta previa estableciendo términos 

precisos al proceso de consulta y un mecanismo de cierre. Revisar el decreto 

2820 de 2010 buscando introducir algún tipo de medidas que permitan 

cumplir los plazos del licenciamiento y modificación de las licencias. Acelerar 

la expedición del documento CONPES anunciado sobre el tema. 

Recomendación 21. Continuar con el establecimiento de una política 

coherente de abastecimiento de gas para las plantas térmicas y eliminar 

temporalmente los impuestos a los combustibles líquidos de los agentes 

térmicos. La fuente energética de respaldo esta ahora basada en Líquidos. 

Esto lleva a un precio de mérito Kwh de aprox 580 pesos. Una posibilidad es 

que el costo del combustible, el cual tiene aproximadamente un 50% de su 

composición en impuestos, sea reducido en esa cuantía para las generadoras. 

Esto no modificaría estructuralmente el mercado y la posibilidad de respaldo 

efectivo a costo razonable.  Esto sería solo para las que ya tengan el respaldo 

con líquidos procurando quienes les apostaron al respaldo con Gas Natural 

Importado se mantengan. Esto sería especialmente bueno para las térmicas 

del interior que debido a transporte no pueden competir con GNI.  

Recomendación 22. Fortalecer la coordinación institucional (UPME, ANLA, 



 

XM, MME) para garantizar la planeación y ejecución oportunas de las 

expansiones requeridas del SIN para eliminar los cuellos de botella causantes 

de las restricciones. 

Recomendación 23. La UPME puede liderar una reflexión sobre las posibles 

consecuencias en los precios y en el mercado de diferentes políticas que 

busquen diversificar la matriz energética para aumentar la suficiencia 

energética a costos razonables en la próxima década. El ejercicio puede 

enriquecerse si es alimentado con resultados de instrumentos analíticos 

adecuados pero requiere el concurso de variados puntos de vista y una 

discusión amplia y sincera sobre el tema. Simultáneamente sería conveniente 

revisar los estimados del potencial hidroeléctrico  y de renovables 

económicamente desarrollable, empezando  por el inventario de los proyectos 

actualmente bajo estudio de promotores privados. 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 



 

Tabla 8-3. Evaluación cualitativa recomendaciones institucionales y otras 

recomendaciones 

 

8.4 Recomendaciones para favorecer a la industria 

Recomendación 24. Incluir dentro de la agenda de la CREG la evaluación de 

la participación directa de los grandes consumidores en el mercado de corto 

plazo.  

 

Recomendación 25. Esta consultoría comparte el planteamiento de la CREG 

sobre la necesidad de revisar la cuestión del cambio en el nivel de tensión. Sin 

embargo, esto no debe hacerse en el marco de la revisión de la metodología 

de remuneración de la distribución. Es necesario y conveniente establecer en 

qué medida es cierto, como reclaman los usuarios industriales, si las 

empresas haciendo uso de la discrecionalidad para decidir sobre el asunto 

que les otorga la regulación están procediendo de manera arbitraria. Para ello 

se propone que la Superintendencia asuma de oficio la revisión de todas las 

solicitudes presentadas por los usuarios y negadas por las empresas y se 

pronuncie de forma rápida. Por su parte la CREG debe revisar los 

procedimientos contemplados en las normas mencionadas y expedir, si fuere 

Recomendación 16 17 18 19 20 21 22 23

Ejecutor MME SSP - CREG MME - DNP
MME - 

MHCP
MME MME

MME – 

ANLA – 

XM - UPME

UPME

Plazo de ejecución Corto Corto Corto Corto Corto Corto Corto Corto

Tipo de medida N.A
Resolucione

s
Decreto Decreto

Decreto, ley, 

resolución
Decreto

Actuación 

administrati

va

Estudios

Factibilidad Alta Alta Alta Media Media Alta Alta Alta

Impacto fiscal Nulo Nulo Nulo Negativo Nulo
Negativo - 

Bajo
Nulo Nulo

Impacto sobre los 

precios y costos para 

la industria

Positivo Ninguno Ninguno Positivo Positivo Positivo Positivo Ninguno

Impacto sobre la 

calidad, confiabilidad 

y sostenibilidad

Ninguno Ninguno Ninguno Ninguno Ninguno Positivo Positivo Ninguno

Impacto sobre los 

precios para el sector 

regulado

Positivo Ninguno Ninguno Positivo Positivo Positivo Positivo Ninguno

Recomendaciones institucionales y otras recomendaciones

Agentes afectados 

directamente

Todos los 

agentes de 

la cadena

N.A. N.A N.A Generadores

Generadores 

 y 

transmisores

N.A

Generadores 

transmisores 

distribuidores



 

necesario, una nueva regulación facilite la migración pero que tenga en 

cuenta, además de los aspectos técnicos, el interés económico del OR y el 

interés de los demás consumidores cuyos costos de distribución pueden 

aumentar. Se debe revisar también la definición de activos de conexión de la 

resolución 097 de 2008 para permitir que dichos activos puedan ser 

compartidos por varios usuarios finales. 

 

Recomendación 26. Debe buscarse estimular la competencia en el mercado 

no regulado reduciendo los límites a la participación los cuales no se 

modifican desde 2000. Esto debe estar acompañado de una regulación 

integral de la comercialización minorista que incluya los problemas del cargo 

fijo y el prestador de última instancia, entre otros. 

 

Recomendación 27. No se trata de que la energía consumida por el Usuario 

Operador quede exenta de la contribución. La propuesta es hacer llegar el 

beneficio a los usuarios industriales para lo cual se puede establecer un 

mecanismo en el cual la energía industrial de la facturación en bloque se 

diferencie de la energía consumida por los usuarios no industriales. Sería 

responsabilidad del usuario operador verificar los consumos industriales al 

interior de la zona y guardar los soportes respectivos en caso de ser requerido 

por las autoridades. Otra forma de lograr este objetivo es independizar la 

medida de los consumos de los usuarios industriales. 

 

Recomendación 28.  Evaluar si ello puede hacerse por resolución o decreto. Y 

si este no fuera el caso, preparar y presentar al Congreso un proyecto de ley 

que modifique la condición legal del auto-generador y del productor 

marginal independiente, de suerte que puedan vender sus excedentes al 

sistema. Una vez obtenido el cambio legal, la CREG debe regular la materia 

en aspectos tales como las condiciones de venta de los excedentes, los 

términos del respaldo, etc. 

Recomendación 29. Poner en práctica programas, como el de BID-

BANCOLDEX, para el financiamiento de auditorías energéticas y la adopción 

de medidas de eficiencia en las industrias. Apoyar las propuestas de creación 

de APP para el fomento de la eficiencia energética que viene desarrollando la 

UPME. 

 



 

Recomendación 30. Disponer que el beneficio de la exención de la 

contribución del 20% se aplique de forma automática a todos los 

consumidores clasificados como industriales según el código CIIU. 

 

Tabla 8-4. Recomendaciones para favorecer a la Industria 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Recomendación 24 25 26 27 28 29 30

Ejecutor CREG CREG CREG MME MME MME MME

Plazo de ejecución Mediano Corto Corto Corto Mediano Corto Corto

Tipo de medida
Estudios - 

Resoluciones
Resolución Resolución Decreto Ley

Decisión 

administrativa
Decreto

Factibilidad Media Alta Alta Alta Media Alta Alta

Impacto fiscal Nulo Nulo Nulo Pequeño Nulo Nulo Pequeño

Impacto sobre los 

precios y costos 

para la industria

Positivo Positivo Positivo Positivo Positivo Positivo Positivo

Impacto sobre la 

calidad, 

confiabilidad y 

sostenibilidad

Ninguno Ninguno Ninguno Ninguno Positivo Positivo Ninguno

Impacto sobre los 

precios para el 

sector regulado

Ninguno Ninguno Positivo Ninguno Ninguno Ninguno Positivo

N.A

Recomendaciones para favorecer a la Industria

Generadores, 

comercializadores

Distribuidor, 

comercializador

Agentes afectados 

directamente
Distribuidores N.A Generadores N.A
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ANEXOS 

Anexo 1 – Capítulo 1  
 

Esta sección complementa el análisis de la organización industrial en los 

distintos segmentos de la cadena de producción de energía eléctrica, 

entendida ésta como el estudio de la estructura y funcionamiento de los 

mercados. Como es típico en este tipo de aproximaciones, se utilizarán 

índices de concentración, que tienen en cuenta el número de agentes que 

poseen determinada proporción de un mercado y su participación en el 

suministro de un bien o servicio particular.  

Generación de electricidad 

Producción 

Con la apertura del mercado en el año 1994, ingresaron agentes privados 

extranjeros y nacionales al negocio de la generación de electricidad. La 

inversión en capacidad instalada fue muy vigorosa en la década de los 90, 

cuando ingresaron las centrales hidroeléctricas de Guavio (1150 MW) y La 

Tasajera (310 MW); los demás proyectos que comenzaron operación en dicha 

época fueron primordialmente centrales térmicas a gas (Proeléctrica -92- 

Flores 404, Tebsa 768, Termocentro 198, Termodorada 52, Termosierra 300, 

Termovalle 214, Merieléctrica 157, Termoemcali 233) y una única central a 

carbón (Paipa IV 168). La capacidad del sistema continúo expandiéndose con 

la entrada en operación de las centrales hidroeléctricas La Miel (396 MW), 

Urrá (335 MW), Porce II (405 MW) y varias centrales menores a comienzos de 

la década del 2000. Solo hasta finales de 2010, se da una inversión importante 

en capacidad instalada con la entrada en operación de la primera unidad de 

la central hidroeléctrica Porce III (660 MW en total); las tres restantes 

entrarían de manera escalonada a lo largo de 2011. 

Durante este período el sistema experimenta un cambio tecnológico en el 

segmento de generación, que pasa de una relación hidro – térmica de 79.6 – 

20.4% en 1992 a 63.7% – 36.3% en 2011 (XM, 2011a)). La Figura A.1 muestra, a 

2011, la capacidad instalada de todo el sistema de generación de electricidad 

colombiano. 



 

 

  

Figura A.1. Capacidad efectiva neta del Sistema Interconectado Nacional 

(cifras expresadas en MW) 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en XM 

A diciembre de 2011 la generación total del SIN fue de 5,009 GWh, de los 

cuales el 78% correspondía a fuentes hidráulicas, el 16% a fuentes térmicas y 

el 6% restante a importaciones desde Ecuador y generación de menores, que 

ha venido ganando importancia desde principios de la década del 2000 (ver 

Figura A.2). 

Otro aspecto a resaltar es la importancia relativa que ha venido ganando la 

generación térmica a gas, debido a los bajos niveles hidrológicos que presenta 

el país en ciertas épocas del año. 

 

 



 

 

Figura A.2. Generación por sistema (GWh) 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en XM 

Debido a la gran componente hidráulica, el sistema eléctrico colombiano es 

altamente sensible a eventos secos o de escasez de agua. Este fenómeno se 

presenta debido a la estacionalidad hidrológica de acuerdo al ciclo anual y a 

la ocurrencia de eventos macro-climáticos como El Niño (en Colombia, este 

evento representa escasez de agua) y el opuesto La Niña. El comportamiento 

de los aportes totales al sistema y el volumen del embalse en GWh se observa 

en la Figura A.3. 

 

Figura A.3. Evolución de los aportes al Sistema Interconectado Nacional y 

volumen del embalse 



 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en XM 

La ocurrencia de El Niño 1991/1992 llevó a una crisis eléctrica caracterizada 

por racionamientos. Por su parte, durante El Niño 1997/1998 se estrechó el 

margen del sistema, trayendo consigo su correspondiente elevación de 

precios. Durante dicho evento, entraron en funcionamiento las reglas de 

intervención de embalses durante El Niño contempladas en la regulación. 

Finalmente como se observa en la Figura A.4, la generación eléctrica del país 

se encuentra concentrada en tres regiones: Antioquia con capacidad instalada 

principalmente hidráulica; Centro mayoritariamente hidráulica pero con 

participación de la generación con carbón y la Costa Atlántica principalmente 

con generación mediante gas natural (UPME, 2011) 

 

Figura A.4. Reservas SIN por regiones, diciembre 2011. 

Fuente: Informe mensual de oferta y generación, XM. 

Los agentes generadores 

El gobierno nacional y los municipios mantienen la propiedad de empresas 

de generación que corresponden aproximadamente al 35% de la capacidad 

disponible, de la mayoría del sistema de transmisión y de varias empresas de 

distribución (Comisión de Integración Energética Regional - CIER, 2011). Las 

compañías generadoras del sector eléctrico colombiano se presentan en la 

Tabla A.1. 

 



 

Tabla A.1. Capacidades efectivas netas por empresa (MW) a abril de 2011 

 

 

Fuente: elaboración propia, a partir de Quintero (2011), con datos de XM y NEON 

Sin discriminar por fuente de generación EPM da cuenta, a 2011, del 22.1% de 

la capacidad efectiva neta del SIN. Le siguen EMGESA con un 20% e ISAGEN 

con 14.7%. Las tres empresas en su conjunto representan el 57% del total.  

La ordenación se conserva si sólo se tiene en cuenta la generación hidráulica, 

en función de la capacidad efectiva neta de las plantas para una empresa 

determinada: EPM representa el 27.9%, EMGESA el 25.8% e ISAGEN el 

19.9%. Estas tres empresas acumulan un 73.6% de la generación hidrológica 

en el sistema nacional.  

Agente Número de plantas
Hidro 

(MW)
part. (1)

Térmica 

(MW)
part. (2)

Menor 

(MW)
part. (3)

Cogeneración 

(MW)
part. (4)

Eólica 

(MW)
part. (5)

Total 

(MW)
part. T

CALARCA 3 -      -         -        -         2 0.3% -                     -       0 -      2.0          0.0%

CASCADA 3 -      -         -        -         21.3 3.4% -                     -       0 -      21.3       0.1%

CEDENAR 5 -      -         -        -         27.13 4.3% -                     -       0 -      27.2       0.2%

CETSA 3 -      -         -        -         14.19 2.3% -                     -       0 -      14.2       0.1%

CHEC 8 165     1.8% 51          1.1% 24.82 4.0% -                     -       0 -      240.9     1.7%

CHIVOR 1 1,000 11.0% -        -         0 -       -                     -       0 -      1,000.1 7.0%

CIMARRON 1 -      -         -        -         19.9 3.2% -                     -       0 -      19.9       0.1%

CELSIA 4 -      -         779       17.1% 19.9 3.2% -                     -       0 -      799.1     5.6%

DICELER 2 -      -         -        -         0 -       23.4                  41.1% 0 -      23.8       0.2%

EEC 1 -      -         -        -         9.6 1.5% -                     -       0 -      9.6          0.1%

EEP 2 -      -         -        -         8.5 1.4% -                     -       0 -      8.5          0.1%

ELECTROHUILA 3 -      -         -        -         11.14 1.8% -                     -       0 -      11.2       0.1%

EMCALI 1 -      -         229       5.0% 0 -       -                     -       0 -      229.1     1.6%

EMGESA 19 2,340 25.8% 412       9.1% 129 20.6% -                     -       0 -      2,881.6 20.1%

ENERCO 2 -      -         -        -         1 0.2% -                     -       0 -      1.0          0.0%

ENERGIARENOVABLE 1 -      -         -        -         2.28 0.4% -                     -       0 -      2.3          0.0%

ENERMONT 2 -      -         -        -         2.55 0.4% -                     -       0 -      2.6          0.0%

ENERVIA 2 -      -         -        -         1.48 0.2% -                     -       0 -      1.5          0.0%

EPM 34 2,534 27.9% 460       10.1% 148.14 23.7% 1.6                     2.8% 18.42 100.0% 3,162.8 22.1%

EPSA 17 892     9.8% 205       4.5% 33.4 5.3% 22.4                   39.4% 0 -      1,153.4 8.1%

ESSA 5 -      -         13          0.3% 19.95 3.2% -                     -       0 -      33.0       0.2%

GECELCA 5 -      -         1,208    26.6% 0 -       -                     -       0 -      1,208.3 8.4%

GENECOLOMBIANA 1 -      -         -        -         0.38 0.1% -                     -       0 -      0.4          0.0%

GENELEC 1 -      -         -        -         1.48 0.2% -                     -       0 -      1.5          0.0%

GENERAMOSENERGIA 1 -      -         -        -         2.8 0.4% -                     -       0 -      2.8          0.0%

GENSA 4 -      -         321       7.1% 0 -       -                     -       0 -      321.1     2.2%

INGENIORISARALDA 1 -      -         -        -         0 -       5.5                    9.7% 0 -      5.6          0.0%

ISAGEN 5 1,806 19.9% 278       6.1% 19.9 3.2% -                     -       0 -      2,104.2 14.7%

MORRO1 1 -      -         -        -         19.9 3.2% -                     -       0 -      19.9       0.1%

MORRO2 1 -      -         -        -         19.9 3.2% -                     -       0 -      19.9       0.1%

MUNICIPAL 1 -      -         -        -         4.5 0.7% -                     -       0 -      4.5          0.0%

PROELECTRICA 2 -      -         90          2.0% 0 -       -                     -       0 -      90.0       0.6%

PROENCA 1 -      -         -        -         0 -       4.0                    7.0% 0 -      4.1          0.0%

TERMOCANDELARIA 2 -      -         314       6.9% 0 -       -                     -       0 -      314.1     2.2%

TERMOPIEDRAS 1 -      -         -        -         3.75 0.6% -                     -       0 -      3.8          0.0%

TERMOTASAJERO 1 -      -         155       3.4% 0 -       -                     -       0 -      155.0     1.1%

TERMOYOPAL1 1 -      -         -        -         19.9 3.2% -                     -       0 -      19.9       0.1%

TERMOYOPAL2 1 -      -         30          0.7% 0 -       -                     -       0 -      30.0       0.2%

URRA 1 338     3.7% -        -         0 -       -                     -       0 -      338.0     2.4%

VATIA 13 -      -         -        -         36.09 5.8% -                     -       0 -      36.1       0.3%

Total (MW) 9,075 4,545    625     56.9                  18      14,324   



 

Con respecto a la generación térmica, GECELCA sobresale con un 26.6% de la 

participación en el total, seguido de CELSIA con un 17.1% y EPM con 10.1%. 

EPM es dueña de la única central eólica en el país.  

Adicionalmente el Índice Herfindahl  Hirschman –IHH–, confirma el grado 

de concentración que sugieren las participaciones de las tres empresas más 

grandes del segmento de generación. Utilizando la capacidad efectiva neta 

por empresa, el IHH arroja como resultado un índice de 1392; mientras al 

calcularlo mediante el ENFICC por planta, se obtiene un valor de 1290.6 en 

2011. Como lo expresan Botero, García y Vélez, en su estudio de 2012 hay que 

tener en cuenta que ―… aún si la oferta no es muy concentrada, dadas sus  

características, en especial la inelasticidad de la demanda, es posible ejercer 

poder de mercado en períodos de alta demanda cuando la capacidad de 

generación es muy ajustada y la oferta incluso de plantas pequeñas es 

necesaria para abastecer la  demanda‖. 

En función de la capacidad instalada (en MW), los principales agentes en el 

mercado de electricidad colombiano son EPM, EMGESA, ISAGÉN, 

GECELCA, EPSA, CHIVOR, CELCIA, URRA y GENSA, los cuales 

representan el 90.5% de toda la capacidad instalada en el país (Figura A.5). 

 

Figura A.5. Principales agentes por capacidad instalada 

Fuente: elaboración propia, a partir de Quintero (2011), con datos de XM y NEON 



 

En proporción a la energía que los generadores suministran al Sistema 

Interconectado Nacional, teniendo en cuenta las restricciones del sistema y el 

despacho económico,  

Intercambios internacionales de energía 

Como se observa en la Figura A.6, a partir de abril de 2011 se reanudó el 

contrato de exportaciones de energía a Venezuela mediante el enlace 

internacional Corozo – San Mateo; desde ese momento hasta diciembre de 

2012 se habrían entregado al vecino país un promedio mensual de 30 GWh, 

para un total de 727 GWh a diciembre de 2012.  

Por su parte, la comercialización de energía con Ecuador ha caído durante el 

período analizado, exceptuando los meses de marzo de 2011 y noviembre de 

2011. Entre 2011 y 2012 en promedio se han entregado mensualmente 64 

GWh, para un total  1530 GWh a diciembre de 2012. La dinámica de las 

ventas externas a Ecuador obedece más a un tema de optimización de las 

fuentes energéticas que a problemas de desabastecimiento.  

 

Figura A.6. Exportaciones de energía, GWh 

Fuente: Informe de intercambios internacionales, XM 

 

 



 

 

Figura A.7. Importaciones de energía, GWh 

Fuente: Informe de intercambios internacionales, XM 

Las importaciones de energía desde Venezuela se han congelado desde mayo 

de 2007. Si bien las importaciones desde Ecuador han alcanzado un máximo 

de 5.78 GWh en el mes de marzo de 2012, en promedio no superan, en el 

período analizado, 0.66 GWh por mes.  

 Transmisión de electricidad 

Los agentes transmisores transportan electricidad a más de 220 kv (CREG, 

1995). A finales de la década de los 90 ocurrió un cambio en la regulación de 

la actividad de la transmisión, introduciendo la competencia para la 

construcción de nueva capacidad. 

Con este propósito, desde entonces se realizan licitaciones públicas para la 

construcción de las nuevas líneas de transmisión, las cuales son realizadas 

por la UPME. En la licitación, las empresas ofrecen costos de operación y 

construcción de la línea por un determinado período de tiempo. Las líneas 

anteriores a esta regulación se remuneran a través de un sistema de cargos 

regulados, los cuales son establecidos por la CREG. 

Agentes transmisores 

La actividad de Transmisión Nacional en Colombia es desarrollada por varias 

empresas de transporte de energía. La cantidad de agentes transmisores en el 

sistema eléctrico colombiano fue de 9 para el año 2011 (XM, 2011a). 



 

Para el año 2005, la participación de Interconexión Eléctrica S.A. (ISA) 

representó un 60.4% de la capacidad de transmisión en el sistema completo 

nacional (medida a través la longitud de los circuitos a 230 kV). Su filial 

Transelca aporta un 11.5% lo que eleva la participación total de ISA al 71.9% 

de los circuitos a 230 kV. Adicionalmente, la totalidad de los circuitos a 500 

kV pertenece por completo a ISA, participando con un 11.8% en la capacidad 

de transmisión nacional con estas redes. Como consecuencia, ISA tuvo para el 

año 2005 una participación agregada del 83.7% en la propiedad de las líneas 

de transmisión en el país (sin discriminar entre 230 kV y 500 kV). El resto de 

líneas a 230 kV son propiedad de: Empresas Públicas de Medellín (EPM), con 

un 6.5% de la capacidad total de transmisión del sistema, la Empresa de 

Energía de Bogotá (EEB), con un 5.6%, la Empresa de Energía del Pacífico 

(EPSA), con un 2.2%, Electrificadora de Santander S.A (ESSA), con un 1.7%, y 

Distasa, con un 0.2% (Centro de Investigaciones para el Desarrollo, 2005).  

Otros indicadores orientados a la medición de la participación de las 

empresas en el STN arrojan resultados similares. Medida a través del ingreso 

regulado del STN en el año 2011, la participación de ISA en el STN representó 

un 71%, y su filial Transelca, 10%. EEB, EPM, EPSA, ESSA y Distrasa tuvieron 

una participación del 8%, 7%, 3%, 1% y 1%, respectivamente (Comisión de 

Integración Energética Regional - CIER, 2011). 

ISA es propiedad del estado colombiano en un 56%; el porcentaje restante 

está en posesión de otras compañías energéticas y accionistas privados. EEB 

es propiedad del Distrito de Bogotá en un 76.3% y de Ecopetrol en un 6.9% 

(otros socios tienen una participación inferior al 3.5%, dado que  EEB emite 

acciones en bolsa desde el año 2011) (Grupo Energía de Bogotá, 2012). 

Si bien a mediados de la primera década del 2000 el Consejo de Estado 

derogó la resolución de la CREG que impedía que las empresas integradas 

pudieran participar en la expansión de la transmisión en más de un 15%, por 

la naturaleza de la actividad de la transmisión de electricidad, estas cifras 

permanecen relativamente constantes a lo largo del tiempo. 

Distribución de electricidad 

En Colombia, un Operador de Red (en adelante, OR) o Distribuidor opera los 

Sistemas de Transmisión Regional y de Distribución Local a niveles de 

tensión inferiores a 220 kV, conocidos como niveles 1, 2, 3 y 4. Los 

distribuidores constituyen monopolios naturales regionales con ingresos 



 

regulados soportados en criterios de eficiencia y calidad en la prestación del 

servicio.  

La cantidad de agentes distribuidores en Colombia fue de 32 para el año 2011. 

Los principales distribuidores se encuentran localizados en las ciudades con 

mayor demanda (Bogotá, Medellín, Cali y Barranquilla), por lo que las 

empresas de estas ciudades son las más grandes distribuidoras del país; estas 

son en su orden: CODENSA, que atiende las redes de Bogotá y 

municipalidades vecinas, operada por ENDESA, ELECTRICARIBE, que 

atiende las redes de todas las ciudades de la Costa Atlántica (Cartagena, 

Barranquilla, Santa Marta, Valledupar, Rioacha, Sincelejo y Montería, entre 

otras), y EPM, que atiende las redes del departamento de Antioquia; esta 

empresa es propiedad del municipio de Medellín.  

Formalmente, el distribuidor no actúa como intermediario de energía entre el 

mercado y los consumidores regulados. Dicha función es ejercida por 

comercializadores, entre los que se encuentran las propias empresas de 

distribución, en un régimen de separación contable entre ambas actividades, 

como se vio previamente. 

La Figura A.8 presenta la participación de las empresas de distribución en 

Colombia (en GWh) de acuerdo con las ventas totales y las atendidas por su 

correspondiente comercializador 

 

* Los datos corresponden a la demanda del mes de Febrero de 2012 



 

Figura A.8.Principales Distribuidores 

Fuente: elaboración propia, datos disponibles en NEON (2013b) 

Nótese que no hay una correspondencia entre las barras rojas y las azules. 

Las rojas indican la cobertura de la red, mientas que las azules indican la 

demanda atendida por el comercializador asociado al distribuidor. Por 

ejemplo, EPM ha incursionado en otros mercados de comercialización, 

logrando así una mayor participación de la que tendría actuando sólo en su 

mercado local. Algunos distribuidores han creado empresas de 

comercialización independientes o trasladan a otras empresas de sus mismos 

dueños a los usuarios no regulados, con el fin de poder eliminar el subsidio 

que creó el regulador en el cargo de comercialización. 

Medido por el porcentaje de demanda comercial que atiende un operador de 

red, CODENSA tiene la mayor participación, con un 24,2% de acuerdo a 

datos de XM a diciembre de 2011. Sumando a Electricaribe y a EPM, estas tres 

empresas atienden el 61.3% de la demanda comercial. 

Fuentes de ingresos 

En la actualidad, se distinguen cuatro niveles de tensión para efectos del 

cálculo de la remuneración que pueden percibir los distribuidores, a saber:  

• Nivel 1 - tensión menor a 1 kV  

• Nivel 2 - tensión mayor o igual a 1 kV y menor a 30 kV  

• Nivel 3 - tensión mayor o igual a 30 kV y menor a 57.5 kV  

• Nivel 4 - tensión mayor o igual a 57.5 kV y menora 220 kV 

Para todos los niveles de tensión, se aplica un criterio según el cual la 

valoración a nuevo resulta en un 90% de los costos reconocidos en el anterior 

periodo regulatorio y un 10% de la nueva base de costos de las unidades 

constructivas definidas en la resolución 097 de 2008, ajustando en todo caso 

los costos reconocidos que van al 90% con el WACC del nuevo periodo. 

Las tasas de retorno de los activos se calculan con el método Weighted 

Average Cost of Capital (WACC), y sus valores para vigentes en la actualidad 

se encuentran definidos en la Resolución 093 de 2008 (Comisión de 

Regulación de Energía y Gas - CREG, 2008c). Según esta, la tasa de retorno 



 

para activos de los niveles de tensión 1, 2 y 3 es de 13.9%, y para los activos 

de nivel 4 es de 13% (expresadas en términos reales antes de impuestos). 

Los períodos tarifarios son de 5 años, al cabo de los cuales se revisa la 

metodología de remuneración de la actividad de distribución. La revisión 

abarca la totalidad de los componentes de costo (es decir, el WACC, los 

costos unitarios de reposición a nuevo de los activos, los costos y gastos de 

operación y mantenimiento, las productividades asociadas y la nueva base de 

activos que resulta de las inversiones adicionales en el periodo tarifario). Los 

ingresos máximos de nivel de tensión 4 se actualizan mensualmente en 

función de las inversiones realizadas por los distribuidores en ese nivel de 

tensión. A su vez, las fórmulas tarifarias permiten una actualización mensual 

del cargo máximo resultante aplicando el Índice de Precios al Productor. 

Remuneración de los costos de administración, operación y mantenimiento  

La Resolución 097 de 2008 (Comisión de Regulación de Energía y Gas - 

CREG, 2008a) establece un esquema de incentivos orientado a reconocer, a 

partir del año 2010, el promedio entre el AOM remunerado y los gastos 

contables del año inmediatamente anterior incurridos por las empresas de 

distribución, considerando la exclusión de algunas cuentas relacionadas con 

reposiciones y gastos no imputables a la actividad, y condicionado a que los 

indicadores de la calidad del servicio no se deterioren.  

Ingresos por actividades no reguladas 

Otras actividades no reguladas representan ingresos para los OR. La 

Resolución 225 de 1997 (Comisión de Regulación de Energía y Gas - CREG, 

1997c) establece la regulación relativa a los cargos asociados con la conexión 

del servicio para usuarios regulados bajo régimen tarifario de libertad. Las 

actividades asociadas con el servicio de conexión y que se someten al régimen 

tarifario de libertad son: suministro e instalación del equipo de medida, 

suministro de los materiales de la acometida y ejecución de la obra de 

conexión. 

Por su parte, las actividades que se someten al régimen tarifario de libertad 

regulada son: calibración inicial del medidor y configuración y programación 

del medidor. La compañía debe publicar un pliego tarifario con los precios de 

las actividades del régimen regulado. 



 

Adicionalmente, las empresas de distribución captan ingresos por el servicio 

de alumbrado público, el alquiler de postes para empresas de 

telecomunicaciones y el servicio de respaldo a las conexiones. La regulación 

vigente establece las tarifas máximas que se aplican en cada caso, excepto el 

caso del alumbrado público, cuya remuneración es acordada con el municipio 

responsable de su prestación. 

Esquema de calidad 

El Reglamento de Distribución (Resolución CREG 070 de 1998, Comisión de 

Regulación de Energía y Gas - CREG, 1998b), definió dos indicadores de 

calidad en la prestación del servicio de electricidad por parte de los 

Operadores de red: Frecuencia Equivalente de las Interrupciones del Servicio 

(FES) y Duración Equivalente de las Interrupciones del Servicio (DES). Estos 

indicadores de discontinuidad se establecieron en función de grupos de 

calidad, los cuales se definieron de la siguiente manera (Resolución CREG 

089 de 1999, (Comisión de Regulación de Energía y Gas - CREG, 1999): 

Grupo de calidad 1: Cabeceras municipales con una población superior o 

igual a 100.000 habitantes. 

Grupo de calidad 2: Cabeceras municipales con una población menor a 

100.000 habitantes y superior o igual a 50.000 habitantes 

Grupo de calidad 3: Cabeceras municipales con una población inferior a 

50.000 habitantes 

Grupo de calidad 4: zonas fuera del área urbana del respectivo municipio o 

distrito. 

Con el fin de promover mejoras en la calidad de la prestación del servicio de 

distribución de energía eléctrica, la Resolución 097 de 2008 (Comisión de 

Regulación de Energía y Gas - CREG, 2008a) definió un nuevo esquema de 

calidad, basado en de incentivos y compensaciones. 

El esquema consiste en la comparación de un índice de referencia que mide el 

tiempo de interrupciones promedio en los años 2006-2007, y las 

interrupciones promedio actuales del sistema. A partir de dicha comparación, 

el regulador define diversas reglas para determinar si se debe compensar a 

los clientes por la interrupción del servicio, o se debe disminuir o aumentar el 

cargo de distribución que se cobra a todos los usuarios. De esta manera, el 



 

cálculo de los indicadores FES y DES fue reemplazado y unificado por el 

indicador ITAD (Índice Trimestral Agrupado de la Discontinuidad), que se 

calcula según un promedio entre la energía que dejaron de consumir los 

usuarios por las interrupciones del servicio (ENS: energía no Suministrada) 

respecto a la energía que consumieron los usuarios del operador de red 

respectivo en el trimestre (ES: Energía Suministrada). 

A través de las Resoluciones 043 y 067 de 2010 (Comisión de Regulación de 

Energía y Gas - CREG, 2010c, 2010d), la CREG reglamentó lo relacionado con 

la información y aplicación de este esquema y, a partir de la publicación de 

las resoluciones que estipulan los índices de referencia de cada empresa, dio 

inicio al esquema de calidad. 

La transición en la medición de la calidad de los indicadores FES y DES al 

nuevo indicador ITAD está aún en curso, y las empresas aún no reportan 

dicho indicador. Por lo tanto, los análisis al respecto de la evolución de la 

calidad en el suministro eléctrico en el país se encuentran limitados por la no 

disponibilidad de información a partir del año 2011 (inclusive). De esta 

manera, el análisis presentado en este documento abarca la evolución de los 

indicadores FES y DES, desde el año 2003 hasta el año 2010, dado que es la 

única información de la que se dispone al respecto de los indicadores de 

calidad en la distribución de energía eléctrica en Colombia. 

El nuevo indicador ITAD puede entenderse como el porcentaje medio de 

energía que los usuarios dejan de consumir debido a las interrupciones en la 

prestación del servicio. Con la implementación del nuevo sistema de 

medición de la calidad, se compara la desviación del ITAD respecto al valor 

del Índice de Referencia Agrupado de Discontinuidad (IRAD), establecido 

por la CREG para cada uno de los operadores de red de manera 

independiente, y que consiste en una banda de indiferencia en la que el ITAD 

puede encontrarse y que significará que el operador de red mantuvo su 

calidad. Este indicador tiene en cuenta, no solamente el grupo de calidad, 

sino el nivel de tensión y el tipo de suspensión que ocasionó la interrupción 

en el servicio. 

El ITAD no tiene en cuenta mediciones sobre la frecuencia de las 

suspensiones en el servicio, las cuales son de gran impacto en los procesos 

productivos de ciertas industrias. 



 

Una característica fundamental del nuevo esquema es que los operadores de 

red son analizados de manera individual. Como consecuencia, los 

indicadores no son comparables entre operadores, así como tampoco son 

comparables con indicadores de calidad reportados en otros países, lo cual se 

convierte en una falencia regulatoria de importante nivel, en la medida en 

que imposibilita la referenciación externa con otros países de características 

similares a Colombia. 

Plan de reducción de pérdidas 

Según la regulación 097 de 2008 (Comisión de Regulación de Energía y Gas - 

CREG, 2008a), vigente a la fecha, las pérdidas de electricidad son asumidas 

por los usuarios regulados y no regulados, por nivel de tensión. Esta 

regulación permite cobrar hasta 12,5 $/KWh al usuario final por pérdidas. La 

diferencia entre el valor real de las pérdidas y el valor reconocido por la 

regulación es asumida por el comercializador incumbente. 

Sin embargo, a través de la Resolución 184 de 2010 (Comisión de Regulación 

de Energía y Gas - CREG, 2010e), la CREG presentó un proyecto de 

metodología para el establecimiento de los planes de reducción de pérdidas 

no técnicas en los Sistemas de Distribución Local. De acuerdo con la 

propuesta, la remuneración de los planes de reducción de pérdidas tendría 

una duración de cinco años (5) y sería aplicable en los mercados de 

comercialización que actualmente presenten índices de pérdidas superiores a 

las pérdidas reconocidas. Esta metodología fue establecida formalmente a 

través de la Resolución 172 de 2011 (Comisión de Regulación de Energía y 

Gas - CREG, 2010f), la cual establece la metodología para la implementación 

de los Planes de reducción de pérdidas no técnicas en los Sistemas de 

Distribución Local. 

Adicionalmente, la resolución propone una senda de reconocimiento de 

pérdidas de energía a cinco (5) años que, se espera, aplique a partir del año 

2013. De esta manera, cada OR presentará ante la CREG un plan para 

disminuir sus pérdidas desde su nivel actual hasta el nivel que la ley 

reconoce en 5 años (―senda de pérdidas‖). Durante esos 5 años, cada OR 

recibirá un dinero que contribuirá con la disminución de dichas pérdidas 

según la senda presentada, y la diferencia entre las pérdidas reales y las 

pérdidas según la senda será asumida por los comercializadores que vendan 

electricidad en la zona en cuestión. Esta nueva situación restringe la zona de 



 

acción de los comercializadores, quienes no querrán arriesgarse a asumir 

estos costos en aquellas zonas reconocidas por sus altas pérdidas en las que 

no tienen injerencia en papel de distribuidores. 

La comercialización de electricidad 

El negocio de los comercializadores consiste en la venta de electricidad a los 

usuarios finales o al mercado mayorista, sean éstos regulados o no regulados. 

Los comercializadores son los únicos agentes que pueden comprar en el 

mercado mayorista y vender en el minorista, y son los responsables de recibir 

el dinero de la demanda y repartir las cantidades correspondientes al resto de 

la cadena productiva. 

Los comercializadores representan a los usuarios regulados y no regulados 

ante el mercado de electricidad. En Colombia, la comercialización se puede 

realizar conjuntamente por generadores, distribuidores o de manera 

independiente, bajo un régimen de separación contable entre actividades. 

El comercializador que atiende el mercado regulado, el cual generalmente 

coincide con el distribuidor-comercializador, es remunerado mediante un 

cargo máximo por mercado (costo base de comercialización), que reconoce 

los costos de todos los procesos comerciales desde la lectura de contadores 

hasta el recaudo, atención al cliente, gestión de compra de energía, y un 

margen del 15% sobre los anteriores costos. 

Dado que la actividad de la comercialización de electricidad es la que 

interactúa de manera directa con la demanda, a continuación se explorarán 

las principales características de la demanda de electricidad en Colombia. 

La demanda 

La demanda de electricidad en Colombia ha tenido una tendencia acelerada y 

creciente en los últimos años, con la única excepción ocurrida en 1999 cuando 

decreció la demanda un 5.1% debido a una crisis económica que afrontó el 

país. Tomó casi 5 años para recuperar los niveles de consumo anteriores a la 

crisis. La Figura A.9 presenta la tasa de crecimiento de la demanda de 

electricidad en Colombia desde el año 1995 hasta 2011. 



 

 

Figura A.9 Tasa de crecimiento de la demanda 

Fuente: Isagén (2012) y cálculos propios, datos disponibles en NEON (2013d) 

El sector residencial consume el 41% de la electricidad demandada en el país, 

mientras que los sectores industrial, comercial y público, y agropecuario y 

minero consumen el 31%, 42% y 4% respectivamente (Unidad de Planeación 

Minero Energética (UPME, 2010)). En los últimos 20 años se ha dado una 

importante tendencia creciente en la participación en el consumo de 

electricidad de los sectores productivos (industrial y comercial), y una menor 

participación del sector residencial, si bien se reportan niveles crecientes de 

consumo en todos los casos. 

Los usuarios de la electricidad se clasifican entre usuarios no regulados y 

usuarios regulados. A continuación se especifican las características de cada 

uno de estos grupos. 

Los usuarios no regulados 

Para ser considerado un usuario no regulado, el usuario debe consumir un 

mínimo de 55 MWh/mes o 0.1 MW de potencia. En este caso, el usuario debe 

instalar un medidor con capacidad de telemedida. El mercado no regulado 

representa alrededor del 30% de la demanda de electricidad del país y está 

compuesto por más de 4.000 usuarios; estos usuarios se conectan a la red, 

principalmente, en el nivel de tensión 2, y más de la mitad de ellos se ubican 

en el Distrito capital y en los departamentos de Antioquia y Valle, como se 

presenta en Figura A.10. 
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Figura A.10. Número de usuarios no regulados por departamento y nivel de 

tensión 

Fuente: elaboración propia, a partir de datos disponibles en XM (a septiembre de 2012) 

Para un usuario, ser considerado un usuario no regulado tiene la ventaja de 

poder comprar electricidad al comercializador que desee y a un precio 

negociado entre ambas partes. El comercializador que atiende a un usuario 

no regulado en un mercado de un distribuidor, no asume las pérdidas de la 

medida, las cuales, por neteo, terminan siendo asumidas por el 

comercializador-distribuidor. 

Los usuarios regulados 

Todo usuario que no cumpla las condiciones para ser considerado usuario no 

regulado, se considera usuario regulado. Los usuarios regulados deben pagar 

por la electricidad consumida el valor arrojado por la fórmula tarifaria 

establecida por la CREG (como se vio en la sección 1.3). 

No existen límites a las cantidades de electricidad que deben tener 

contratadas los comercializadores; su única obligación al respecto consiste en 



 

hacer convocatorias públicas cuando compran electricidad que estará dirigida 

al mercado regulado. 

Hasta el año 2008, la regulación permitía transferir las pérdidas al usuario 

regulado a través del incremento de las componentes G y T de la tarifa en 

unos porcentajes determinados en función del nivel de tensión, con el fin de 

recuperar las pérdidas de electricidad; de esta manera, si la empresa tenía 

pérdidas mayores a las que resulten luego de aplicar este porcentaje, este 

valor incurrirá en pérdidas económicas o en ganancias, si sus pérdidas 

estaban por debajo de este nivel. Después del año 2008, las pérdidas se cobran 

de manera directa a los usuarios, y hacen parte explícita del valor de la tarifa. 

Ante el no pago de los consumos de energía, la regulación permite la 

suspensión del servicio hasta tanto el usuario regulado haga efectivos los 

pagos al comercializador. 

Agentes comercializadores 

Para el mercado regulado, los principales comercializadores son los mismos 

que para la distribución, es decir, CODENSA, Electricaribe y EPM. 

En el mercado no regulado se tiene una competencia mayor. La Tabla 5 1 

presenta los primeros 30 comercializadores más representativos en el 

mercado no regulado en cuanto al número de fronteras y su respectiva 

demanda de energía.  

Tabla A.2. Principales comercializadores 



 

 

Fuente: XM (2013a) 

De la figura se observa que los principales participantes del mercado no 

regulado son ISAGEN, EPM y EMGESA, actuando esta vez bajo la figura de 

comercializadores. 

Anexo 2.  

Inventario de las compañías del sector 

Empresa Actividad 

A.S.C INGENIERIA SOCIEDAD ANONIMA SA 

ESP. 
COMERCIALIZACION 

AES CHIVOR & CIA SCA ESP GENERACION 

AMERICANA DE ENERGIA S.A. ESP COMERCIALIZACION 

ANDINA DE GENERACION SA ESP COMERCIALIZACION 

ANDINA DE GENERACION SA ESP GENERACION 

ASOCIADOS DE RECURSOS MERCANTILES S.A. 

E.S.P. 
COMERCIALIZACION 

CARUQUIA S.A.S E.S.P GENERACION 

CELSIA S.A. E.S.P. COMERCIALIZACION 

CELSIA S.A. E.S.P. GENERACION 

CENTRAL HIDROELECTRICA DE CALDAS S.A. 

E.S.P. 
COMERCIALIZACION 

CENTRAL HIDROELECTRICA DE CALDAS S.A. 

E.S.P. 
DISTRIBUCION 



 

Empresa Actividad 

CENTRAL HIDROELECTRICA DE CALDAS S.A. 

E.S.P. 
GENERACION 

CENTRAL TERMOELECTRICA EL MORRO 2 

SAS ESP 
GENERACION 

CENTRALES ELECTRICAS DE NARIÑO S.A. 

E.S.P. 
COMERCIALIZACION 

CENTRALES ELECTRICAS DE NARIÑO S.A. 

E.S.P. 
DISTRIBUCION 

CENTRALES ELECTRICAS DE NARIÑO S.A. 

E.S.P. 
GENERACION 

CENTRALES ELECTRICAS DEL CAUCA S.A. 

EMPRESA DE SERVICIOS PUBLICOS  
COMERCIALIZACION 

CENTRALES ELECTRICAS DEL CAUCA S.A. 

EMPRESA DE SERVICIOS PUBLICOS  
DISTRIBUCION 

CENTRALES ELECTRICAS DEL NORTE DE 

SANTANDER S.A. ESP 
COMERCIALIZACION 

CENTRALES ELECTRICAS DEL NORTE DE 

SANTANDER S.A. ESP 
DISTRIBUCION 

CENTRALES ELECTRICAS DEL NORTE DE 

SANTANDER S.A. ESP 
TRANSMISION 

CODENSA S.A. ESP COMERCIALIZACION 

CODENSA S.A. ESP DISTRIBUCION 

COENERSA S.A. E.S.P. COMERCIALIZACION 

COLENERGIA S.A.  ESP COMERCIALIZACION 

COMERCIALIZADORA ANDINA DE ENERGIA 

SOCIEDAD ANONIMA EMPRESA DE 

SERVICIOS PUBLICOS 

COMERCIALIZACION 

COMERCIALIZADORA DE ENERGIA DEL 

CENTRO S.A. E.S.P. 
COMERCIALIZACION 

COMERCIALIZADORA DE ENERGÍA Y 

ASESORÍAS ENERGÉTICAS S.A. E.S.P. 
COMERCIALIZACION 

COMERCIALIZADORA DEL CAFE S.A.S. E.S.P. COMERCIALIZACION 

COMERCIALIZADORA ELECTRICA DE 

COLOMBIA SA ESP 
COMERCIALIZACION 

COMERCIALIZADORA ELECTRICA DEL SINU 

S.A. E.S.P. 
COMERCIALIZACION 

COMERCIALIZAR S.A. E.S.P. COMERCIALIZACION 

COMPAÑIA COMERCIALIZADORA DE 

ENERGIA DEL CAUCA S.A. E.S.P. 
COMERCIALIZACION 

COMPAÑIA DE ELECTRICIDAD DEL CAUCA 

SA ESP 
COMERCIALIZACION 

COMPAÑIA DE ELECTRICIDAD DEL CAUCA 

SA ESP 
DISTRIBUCION 



 

Empresa Actividad 

COMPAÑIA ELECTRICA DE SOCHAGOTA S.A. 

E.S.P. 
GENERACION 

COMPAÑIA ENERGETICA DE OCCIDENTE 

S.A.S.  ESP. 
COMERCIALIZACION 

COMPAÑIA ENERGETICA DE OCCIDENTE 

S.A.S.  ESP. 
DISTRIBUCION 

COMPAÑÍA DE ELECTRICIDAD DE TULUÁ S.A. 

E.S.P. 
COMERCIALIZACION 

COMPAÑÍA DE ELECTRICIDAD DE TULUÁ S.A. 

E.S.P. 
DISTRIBUCION 

COMPAÑÍA DE ELECTRICIDAD DE TULUÁ S.A. 

E.S.P. 
GENERACION 

COMPAÑÍA ENERGÉTICA DEL TOLIMA S.A 

E.S.P 
COMERCIALIZACION 

COMPAÑÍA ENERGÉTICA DEL TOLIMA S.A 

E.S.P 
DISTRIBUCION 

DICELER S.A E.S.P. COMERCIALIZACION 

DISTASA S.A. E.S.P. TRANSMISION 

DISTRIBUIDORA Y COMERCIALIZADORA DE 

ENERGIA ELECTRICA S.A. E.S.P. 
COMERCIALIZACION 

E2 ENERGIA EFICIENTE S.A. E.S.P. COMERCIALIZACION 

ELECTRIFICADORA DE SANTANDER S.A. E.S.P. COMERCIALIZACION 

ELECTRIFICADORA DE SANTANDER S.A. E.S.P. DISTRIBUCION 

ELECTRIFICADORA DE SANTANDER S.A. E.S.P. GENERACION 

ELECTRIFICADORA DE SANTANDER S.A. E.S.P. TRANSMISION 

ELECTRIFICADORA DEL CAQUETA S.A. ESP COMERCIALIZACION 

ELECTRIFICADORA DEL CAQUETA S.A. ESP DISTRIBUCION 

ELECTRIFICADORA DEL CARIBE S.A. E.S.P. COMERCIALIZACION 

ELECTRIFICADORA DEL CARIBE S.A. E.S.P. DISTRIBUCION 

ELECTRIFICADORA DEL HUILA S.A. E.S.P. COMERCIALIZACION 

ELECTRIFICADORA DEL HUILA S.A. E.S.P. DISTRIBUCION 

ELECTRIFICADORA DEL META S.A. E.S.P. COMERCIALIZACION 

ELECTRIFICADORA DEL META S.A. E.S.P. DISTRIBUCION 

ELECTRIFICADORA DEL MUNICIPIO DE 

RIOSUCIO CHOCO S.A. E.S.P. 
COMERCIALIZACION 

ELECTRIFICADORA DEL MUNICIPIO DE 

RIOSUCIO CHOCO S.A. E.S.P. 
DISTRIBUCION 

EMGESA S.A. E.S.P. COMERCIALIZACION 

EMGESA S.A. E.S.P. GENERACION 

EMPRESA DE ENERGIA DE ARAUCA COMERCIALIZACION 

EMPRESA DE ENERGIA DE ARAUCA DISTRIBUCION 

EMPRESA DE ENERGIA DE BOGOTA S.A. ESP. TRANSMISION 

EMPRESA DE ENERGIA DE BOYACA S.A. ESP COMERCIALIZACION 



 

Empresa Actividad 

EMPRESA DE ENERGIA DE BOYACA S.A. ESP DISTRIBUCION 

EMPRESA DE ENERGIA DE BOYACA S.A. ESP GENERACION 

EMPRESA DE ENERGIA DE BOYACA S.A. ESP TRANSMISION 

EMPRESA DE ENERGIA DE CASANARE SA ESP  COMERCIALIZACION 

EMPRESA DE ENERGIA DE CASANARE SA ESP  DISTRIBUCION 

EMPRESA DE ENERGIA DE CUNDINAMARCA 

S.A. ESP 
COMERCIALIZACION 

EMPRESA DE ENERGIA DE CUNDINAMARCA 

S.A. ESP 
DISTRIBUCION 

EMPRESA DE ENERGIA DE CUNDINAMARCA 

S.A. ESP 
GENERACION 

EMPRESA DE ENERGIA DEL  QUINDIO 

S.A.E.S.P. 
COMERCIALIZACION 

EMPRESA DE ENERGIA DEL  QUINDIO 

S.A.E.S.P. 
DISTRIBUCION 

EMPRESA DE ENERGIA DEL BAJO PUTUMAYO  

S.A.  E.S.P. 
COMERCIALIZACION 

EMPRESA DE ENERGIA DEL BAJO PUTUMAYO  

S.A.  E.S.P. 
DISTRIBUCION 

EMPRESA DE ENERGIA DEL PUTUMAYO S.A. 

ESP 
COMERCIALIZACION 

EMPRESA DE ENERGIA DEL PUTUMAYO S.A. 

ESP 
DISTRIBUCION 

EMPRESA DE ENERGIA DEL VALLE DE 

SIBUNDOY S.A. E.S.P.  
COMERCIALIZACION 

EMPRESA DE ENERGIA DEL VALLE DE 

SIBUNDOY S.A. E.S.P.  
DISTRIBUCION 

EMPRESA DE ENERGIA ELECTRICA DEL 

DEPARTAMENTO DEL GUAVIARE SA ESP 
COMERCIALIZACION 

EMPRESA DE ENERGIA ELECTRICA DEL 

DEPARTAMENTO DEL GUAVIARE SA ESP 
DISTRIBUCION 

EMPRESA DE ENERGIA ELECTRICA DEL 

DEPARTAMENTO DEL GUAVIARE SA ESP 
GENERACION 

EMPRESA DE ENERGÍA DE PEREIRA S.A. E.S.P. COMERCIALIZACION 

EMPRESA DE ENERGÍA DE PEREIRA S.A. E.S.P. DISTRIBUCION 

EMPRESA DE ENERGÍA DE PEREIRA S.A. E.S.P. GENERACION 

EMPRESA DE ENERGÍA DEL PACÍFICO S.A. 

E.S.P. 
COMERCIALIZACION 

EMPRESA DE ENERGÍA DEL PACÍFICO S.A. 

E.S.P. 
DISTRIBUCION 

EMPRESA DE ENERGÍA DEL PACÍFICO S.A. 

E.S.P. 
GENERACION 



 

Empresa Actividad 

EMPRESA DE ENERGÍA DEL PACÍFICO S.A. 

E.S.P. 
TRANSMISION 

EMPRESA DISTRIBUIDORA DEL PACIFICO S.A. 

E.S.P 
COMERCIALIZACION 

EMPRESA DISTRIBUIDORA DEL PACIFICO S.A. 

E.S.P 
DISTRIBUCION 

EMPRESA GENERADORA DE ENERGIA DEL 

TOLIMA S.A E.S.P. 
COMERCIALIZACION 

EMPRESA GENERADORA DE ENERGIA DEL 

TOLIMA S.A E.S.P. 
GENERACION 

EMPRESA MULTIPROPOSITO DE CALARCA 

S.A. E.S.P. 
GENERACION 

EMPRESA MUNICIPAL DE ENERGÍA 

ELÉCTRICA S.A-E.S.P 
COMERCIALIZACION 

EMPRESA MUNICIPAL DE ENERGÍA 

ELÉCTRICA S.A-E.S.P 
DISTRIBUCION 

EMPRESA MUNICIPAL DE ENERGÍA 

ELÉCTRICA S.A-E.S.P 
GENERACION 

EMPRESA MUNICIPAL DE SERVICIOS 

PUBLICOS DE CARTAGENA DEL CHAIRA 
COMERCIALIZACION 

EMPRESA MUNICIPAL DE SERVICIOS 

PUBLICOS DE CARTAGENA DEL CHAIRA 
DISTRIBUCION 

EMPRESA URRA S.A. E.S.P. COMERCIALIZACION 

EMPRESA URRA S.A. E.S.P. GENERACION 

EMPRESAS MUNICIPALES DE CALI E.I.C.E E.S.P COMERCIALIZACION 

EMPRESAS MUNICIPALES DE CALI E.I.C.E E.S.P DISTRIBUCION 

EMPRESAS MUNICIPALES DE CALI E.I.C.E E.S.P GENERACION 

EMPRESAS MUNICIPALES DE CARTAGO E.S.P. COMERCIALIZACION 

EMPRESAS MUNICIPALES DE CARTAGO E.S.P. DISTRIBUCION 

EMPRESAS PUBLICAS DE ABEJORRAL EPA ESP GENERACION 

EMPRESAS PÚBLICAS  DE URRAO E.S.P. GENERACION 

EMPRESAS PÚBLICAS DE MEDELLIN E.S.P. COMERCIALIZACION 

EMPRESAS PÚBLICAS DE MEDELLIN E.S.P. DISTRIBUCION 

EMPRESAS PÚBLICAS DE MEDELLIN E.S.P. GENERACION 

EMPRESAS PÚBLICAS DE MEDELLIN E.S.P. TRANSMISION 

ENERCO S.A. E.S.P. COMERCIALIZACION 

ENERCO S.A. E.S.P. GENERACION 

ENERGETICOS S.A.S.  E.S.P. DISTRIBUIDORA Y 

COMERCIALIZADORA DE ENERGIA GAS E 

HIDROCARBUROS 

COMERCIALIZACION 

ENERGIA CONFIABLE S.A. E.S.P. COMERCIALIZACION 

ENERGIA DEL RIO PIEDRAS S.A. E.S.P. GENERACION 

ENERGIA E INGENIERIA ENERGING S.A.  E.S.P. COMERCIALIZACION 



 

Empresa Actividad 

ENERGIA EMPRESARIAL DE LA COSTA S.A. 

E.S.P. 
COMERCIALIZACION 

ENERGIA RENOVABLE DE COLOMBIA S.A. 

E.S.P 
GENERACION 

ENERGIA SOCIAL DE LA COSTA S.A. ESP COMERCIALIZACION 

ENERGIA Y SERVICIOS S.A E.S.P COMERCIALIZACION 

ENERLIM S.A. E.S.P. GENERACION 

ENERMONT S.A.S ESP COMERCIALIZACION 

ENERMONT S.A.S ESP GENERACION 

ENERTOTAL S.A. E.S.P. COMERCIALIZACION 

ENERVIA SA ESP COMERCIALIZACION 

FORCEFUL ENERGY S.A.S E.S.P COMERCIALIZACION 

GENERADORA CIMARRON S.A. E.S.P. GENERACION 

GENERADORA COLOMBIANA DE 

ELECTRICIDAD SA ESP 
GENERACION 

GENERADORA Y COMERCIALIZADORA DE 

ENERGIA DEL CARIBE S.A E.S.P 
COMERCIALIZACION 

GENERADORA Y COMERCIALIZADORA DE 

ENERGIA DEL CARIBE S.A E.S.P 
GENERACION 

GENERADORA, COMERCIALIZADORA Y 

DISTRUBUIDORA DE ENERGIA SAS ESP 
COMERCIALIZACION 

GENERARCO S.A. E.S.P. COMERCIALIZACION 

GENERSA S.A.S. E.S.P. COMERCIALIZACION 

GENERSA S.A.S. E.S.P. GENERACION 

GENERSYS S.A. E.S.P. COMERCIALIZACION 

GESTION ENERGETICA S.A. ESP COMERCIALIZACION 

GESTION ENERGETICA S.A. ESP GENERACION 

GRUPO GELEC S.A.S. E.S.P. GENERACION 

GUANAQUITAS S.A.S E.S.P GENERACION 

HIDROTOLIMA S.A. E.S.P GENERACION 

HZ ENERGY S.A.S. E.S.P. COMERCIALIZACION 

INTERCONEXION ELECTRICA S.A. E.S.P. GENERACION 

INTERCONEXION ELECTRICA S.A. E.S.P. TRANSMISION 

ISAGEN S.A. E.S.P. COMERCIALIZACION 

ISAGEN S.A. E.S.P. GENERACION 

ITALCOL ENERGIA S.A. ESP. COMERCIALIZACION 

LA CASCADA S.A.S E.S.P. GENERACION 

NUEVAS ENERGIAS S.A. E.S.P. COMERCIALIZACION 

PROFESIONALES EN ENERGÍA S.A E.S.P COMERCIALIZACION 

PROMIELECTRIC S.A. E.S.P. COMERCIALIZACION 



 

Empresa Actividad 

PROMOTORA DE ENERGIA ELECTRICA DE 

CARTAGENA Y COMPANIA SOCIEDAD EN 

COMANDITA POR ACCIONES-EMPRESA DE 

SERVICIOS PUBLICOS 

GENERACION 

RUITOQUE ENERGIA S.A.S E.S.P. COMERCIALIZACION 

RUITOQUE S.A. E.S.P. COMERCIALIZACION 

RUITOQUE S.A. E.S.P. DISTRIBUCION 

SMART COMERCIALIZADORA DE ENERGIA 

S.A.S. E.S.P. 
COMERCIALIZACION 

TERMOBARRANQUILLA S.A. E.S.P. GENERACION 

TERMOCANDELARIA SOCIEDAD EN 

COMANDITA POR ACCIONES EMPRESA DE 

SERVICIOS PUBLICOS 

GENERACION 

TERMOELECTRICA DE LA DORADA SA ESP GENERACION 

TERMOEMCALI  I  S.A. E.S.P. GENERACION 

TERMOTASAJERO SA ESP COMERCIALIZACION 

TERMOTASAJERO SA ESP GENERACION 

TERMOVALLE S.C.A E.S.P GENERACION 

TERMOYOPAL GENERACION 2 S.A.S. E.S.P. GENERACION 

TRANSACCIONES DE ENERGIA S.A. E.S.P. COMERCIALIZACION 

TRANSELCA S.A. E.S.P. TRANSMISION 

VATIA S.A. E.S.P. COMERCIALIZACION 

VATIA S.A. E.S.P. GENERACION 

XM COMPAÑIA DE EXPERTOS EN MERCADOS 

S.A. E.S.P. 
OPERADOR DEL MERCADO 

ZONA FRANCA CELSIA S.A. E.S.P. GENERACION 

Fuente: Superintendencia de Servicios Públicos – SUI. 

 
  



 

 
Anexo 1– Capítulo 4.  
 
Resultados de estudios anteriores  

Varios han sido los trabajos que han analizado la competitividad del costo de 

la energía eléctrica en Colombia, por medio de comparaciones del precio en 

los distintos componentes de la cadena de producción de electricidad. En esta 

sección se revisan, a modo de estado del arte,  los principales estudios sobre 

el tema en el caso colombiano. 

 

UPME (2001) 

El primer estudio que debe mencionarse fue realizado por el Consorcio 

Consultores Unidos – Consultoría Colombiana en 2001, por encargo de la 

UPME y de la Cámara de Grandes Consumidores de Energía y Gas de la 

ANDI. Su objetivo principal era analizar la competitividad del insumo 

energético en industrias manufactureras con alta participación de éste en la 

estructura de costos, comparando los precios finales y por componente en 

Colombia con los vigentes en Argentina, Brasil, México, Canadá, Venezuela y 

Sudáfrica.  Para Canadá se tomó como referencia la provincia de Alberta y 

para Venezuela se tomaron dos casos: un promedio nacional y un valor para 

la provincia de Guayana. Los sectores o industrias identificadas, de acuerdo 

al criterio empleado, fueron el minero, el siderúrgico, cementos, textiles, 

papel y azúcar.  Si bien el criterio de selección de países no era explícito, el 

estudio apuntaba a países competidores en renglones estratégicos de la 

economía colombiana en el mercado externo.  

 

Para la muestra analizada, anota la UPME, se podían observar diferencias en 

los marcos regulatorios, en el grado de desarrollo del sector eléctrico y en las 

condiciones de acceso al mercado no regulado. La información sobre los 

cargos y tarifas (Generación, Transmisión, Subtransmisión/Distribución, 

Otros e Impuestos –sin incluir IVA–) se obtuvo de entes regulatorios 

nacionales. Estos componentes se comparaban en centavos de dólar 

estadounidense, utilizando la tasa de cambio promedio anual, antes y 

después de impuestos, para el año 2000. 

 

En términos de tarifa agregada, teniendo en cuenta los impuestos y 

contribuciones, Colombia ocupó el tercer puesto, superada solo por México y 



 

Venezuela. Descontando impuestos no trasladables Colombia pasa al cuarto 

puesto, después de Venezuela, México y la provincia de Alberta en Canadá. 

La siguiente tabla reporta los valores que la UPME presentó en su estudio: 

 

Tabla A1. Comparación por países de la composición de los precios de 

energía eléctrica para el año 2000 

Componente 
Generació

n 

Transmisió

n 

Subtransmisión

/ Distribución 

Otro

s 

Impuestos/ 

Contribucione

s 

Total 

Colombia 2.28 0.56 0.36 0.74 0.79 4.74 

Argentina 2.32 1.02 0.16 0.52 4.02 

Brasil 2.35 0.42 0.46 0.08 0.59 3.89 

Canadá 4 0.25 0.23 - 4.47 

México 3.92 0.88 - 4.81 

Sudáfrica 1.17 0.16 0.2 - - 1.53 

Venezuela 1.68 0.29 3.76 5.73 

Venezuela 

(Guayana) 1.68 1.68 

Fuente: UPME (2001) 

Una de las principales conclusiones fue que uno de los elementos de mayor 

incidencia en el precio final de la electricidad para los sectores considerados 

era la contribución del 20% para el Fondo de Solidaridad del Sector Eléctrico. 

El desempeño de las tarifas de Colombia, después de impuestos, por sector, 

se describe a continuación:  

 Sector Minero: las tarifas medias eran muy superiores a las de 

Venezuela, Brasil y Sudáfrica, y comparables con el sector minero no 

ferroso de Argentina. 

 Sector Siderúrgico: las tarifas medias eran superiores a Venezuela y 

Brasil, inferiores a México y Argentina. 

 Sector Cemento: las tarifas medias eran inferiores en Colombia, con 

excepción de un productor en Alberta. 

 Sector Textil: tarifas medias inferiores a las de Venezuela y México. 

 Sector Papel: inferiores a los países considerados, con excepción de la 

provincia analizada en Canadá. 

 Sector Azúcar: más bajas que Brasil y Argentina y superiores a México. 

 



 

Los sectores de mejor desempeño, en cuanto a tarifas eran Cemento y Papel, 

mientras que las tarifas para el sector minero se encuentran entre las más 

altas. 

 

 

UPME (2004) 

 

En 2004, la UPME y la ANDI, con la colaboración de la Asociación 

Interamericana de Grandes Consumidores de Energía (INTERAME) y el 

soporte financiero de la Corporación Andina de Fomento (CAF), realizaron 

una actualización y revisión del estudio de 2001 con información a 2003. El 

objetivo central del nuevo documento no fue analizar la participación del 

costo de la electricidad en la estructura de diferentes sectores industriales, 

sino comparar el precio de la energía para la industria global en una muestra 

de países ampliada y explicar de dónde surgían las diferencias.  

 

Dado que no existen tarifas diferenciales por industria en los países 

analizados, y que las mayores diferencias se deben a los niveles de tensión 

del suministro, las comparaciones se restringieron a las unidades conectadas 

a niveles de tensión por encima de los 57.5 KV (nivel a partir del cual se 

encuentran las principales industrias de alto consumo en los países 

estudiados).  En el caso colombiano se consideraron las industrias conectadas 

al nivel 4 de tensión (>60 KV). 

 

El estudio incluyó una descripción del entorno macroeconómico básico, 

marcos regulatorios, la composición de la matriz energética y los patrones de 

consumo industrial (medidos como la utilización de energía eléctrica en el 

sector industrial como porcentaje del consumo total de energía en cada país). 

 

Para la recolección de información se diseñó una metodología individual por 

país, tomando como base entes regulatorios y operativos nacionales y 

regionales (entidades operadoras de mercados mayoristas, centros de 

despacho, entre otros) además de organismos multilaterales del sector (CIER, 

CEPAL, OLADE y ALADI).  Se realizaron, además, encuestas a industriales 

de Ecuador, Perú, Brasil, Colombia y Argentina para verificar la calidad de la 

información recolectada. 

 



 

En general, y con el objetivo de implementar un sistema de información que 

se actualice permanentemente, el período de referencia fue diciembre de 

2003. No se incluyeron impuestos recuperables (por ejemplo el IVA) y se 

realizaron las comparaciones con la tasa de cambio fin de mes dólar – 

moneda nacional. 

 

Como se menciona más arriba el análisis del precio se realiza teniendo en 

cuenta consideraciones particulares en cada país. Para Argentina se toma 

como referencia la distribución de costos para los Grandes Usuarios Mayores 

- GUMA, tomada de CAMMESA. En Generación se incluyen costos 

promedios asociados a compras en el mercado a término y ―spot‖. En 

transmisión y subtransmisión se incluyen la componente de transmisión 

negociada en el mercado mayorista y el cargo promedio de peaje en alta 

tensión que se paga a los operadores de red. El precio de distribución se 

obtiene de información de industriales (AGUEERA). En el rubro de otros se 

incluyen cargos por reserva, servicios asociados y generación forzada. En 

impuestos y contribuciones se incluyen los impuestos municipales que no son 

recuperables, así como la contribución que hacen los GUMA en el mercado 

mayorista. 

 

Para Bolivia se obtienen precios monómicos, costos de generación y peajes de 

transmisión del CNDC. No se contemplan cargos de distribución y otros (son 

dos grandes consumidores conectados directamente a alta tensión). En 

impuestos y contribuciones se incluye un 3% por concepto de Transferencias. 

 

En Brasil se obtiene el precio medio total de ANEEL, por regiones. En 

generación se toma la tarifa media de los contratos de las empresas 

generadoras, en transmisión el promedio de los cargos del ST aprobados para 

usuarios no regulados y en distribución los cargos aprobados por ANEEL. En 

impuestos se incluye el 10% no recuperable del ICMS, equivalente al IVA. 

 

Para Chile se presentan dos tarifas, para el SIC y el SING. Los precios totales 

corresponden a los precios medios libres indicados en los informes de la 

CNE. Los cargos de generación y transmisión para cada sistema (SIC y 

SING), corresponden a los precios de nodo obtenidos de los informes técnicos 

de la CNE. La diferencia de los cargos de generación y transmisión con el 



 

precio medio libre total corresponden a los costos de subtransmisión y otros 

no especificados. 

 

En Colombia los datos se toman de los informes y cifras de ISA. El precio 

medio de generación y comercialización se obtiene del informe del MEM para 

diciembre 2003, que reporta el promedio negociado en contratos por los 

usuarios no regulados. El cargo de transmisión es un valor regulado, y se 

reporta para diciembre de 2003. Para distribución se considera el valor para el 

nivel de tensión 4. El rubro Otros contiene costos por restricciones, pérdidas, 

y pagos a los organismos de operación, regulación y control. En impuestos y 

contribuciones se incluye el 20% por concepto de contribución y no se 

incluyen los impuestos ni las tasas municipales. 

 

Para Ecuador los precios medios para los grandes consumidores se obtienen 

de las estadísticas del sector eléctrico publicadas por CONELEC. Los precios 

de generación corresponden a los precios de energía, potencia y PPAs. Los 

valores para los demás componentes se obtienen de la estructura de precios 

para distribuidor y gran usuario publicada por CONELEC. 

 

Para México la información de precios se obtiene de los cargos mensuales 

publicados por la CFE. Los costos por componentes se estiman como 

proporciones de la tarifa total: G y T representan el 81.49% y Distribución y 

Otros representan el 18.29%.  

 

En Paraguay los precios totales se obtienen a partir de las tarifas publicadas 

en el pliego tarifario de la ANE. Los precios de generación y transmisión se 

toman de las tarifas cobradas a clientes conectados en Muy Alta Tensión. Los 

precios para Distribución y Otros se obtienen de la diferencia entre las tarifas 

para Alta Tensión y Muy Alta Tensión. 

 

En Perú los precios libres negociados por los grandes consumidores se toman 

del informe del Mercado Libre de Electricidad de diciembre de 2003 del 

OSINERGMIN, discriminados por nivel de tensión (Muy Alta, Alta, Media). 

El precio medio de transmisión principal se equipara al cargo de peaje 

unitario por conexión al sistema principal de transmisión (PCSPT), tomado 

de la tabla de precios teóricos del informe mencionado en este apartado. 

 



 

En Uruguay se parte de la información publicada en los Pliegos Tarifarios 

publicados por la UTE (Administración Nacional de Usinas y Trasmisiones 

Eléctricas). Del pliego se toman las tarifas G.C.5 –Grandes Consumidores– y 

las tarifas para Extra Alta Tensión (EAT). De las tarifas EAT se obtienen los 

precios de generación y transmisión. Los componentes Distribución y Otros 

se calculan como la diferencia entre las tarifas EAT y las tarifas G.C.5. Los 

impuestos corresponden al 3% del CONFIS. 

 

Finalmente para Venezuela el estudio reporta dos tarifas, debido a las 

diferencias entre las que se aplican en Guayana (donde se concentran los 

grandes consumidores) y el resto del país. Las tarifas para Guayana son 

reportadas por EDELCA en la página web de CAVEINEL y corresponden a 

grandes usuarios conectados al sistema de Alta Tensión. Estas incluyen los 

costos de generación y transmisión. No se consideran costos de distribución, 

dado que la industria está conectada directamente a alta tensión. Las tarifas 

del resto del país son reguladas y se obtienen de las resoluciones del 

Ministerio de Minas y Energía. 

 

Se incluye adicionalmente a Sudáfrica, por ser un competidor directo de 

Colombia en la industria minera, un sector donde el costo de la energía incide 

de manera importante, pero no se presentan análisis desagregados. La tabla 

A2 presentada a continuación resume los resultados por componente de la 

comparación tarifaria: 

 

Tabla A2. Composición de los precios de la energía cUS/KWh, Industria. 

>57.5KV. Año 2003 

Componente Generación Transmisión Distribución Otros 
Impuestos/ 

Contribuciones 
Total 

Ecuador 5.21 0.58 0.39 0.62 6.8 

Mexico 4.01 0.21 0.95 0 5.17 

Colombia 2.51 0.62 0.58 0.15 0.8 4.66 

Chile (SING) 3.05 1.36 0 4.41 

Perú 2.64 0.67 1.05 0 4.36 

Chile (SIC) 3.34 0.37 0 3.71 

Brasil 1.77 0.21 0.97 0 0.05 3 

Venezuela 2.25 0.22 0 0 2.47 

Bolivia 1.96 0.29 0 0 0.07 2.32 

Paraguay 1.6 0.5 - 2.1 

Uruguay 1.63 0.29 0.06 1.98 



 

Componente Generación Transmisión Distribución Otros 
Impuestos/ 

Contribuciones 
Total 

Argentina 0.81 0.06 0.11 0.31 0.11 1.4 

Venezuela (Guayana) 1.23 0 1.23 

Fuente: UPME-ANDI 2004 

 

El precio de la electricidad que pagan los grandes consumidores en Colombia 

es inferior al de Ecuador y México, y superior a los restantes 8 países 

considerados en el estudio. Vale la pena resaltar que los casos de Argentina y 

Venezuela, que reportan los precios más bajos en el análisis, son particulares. 

En el primer caso se trata de la congelación de las tarifas en pesos por la 

fuerte devaluación de la moneda argentina; en el segundo se trata de una 

ventaja geográfica debido a la cercanía entre la industria y la Central 

generadora de Gurí. 

 

Los impuestos no recuperables en Colombia corresponden en su gran 

mayoría a la Contribución del 20%, con lo cual este factor es uno de los de 

mayor peso en el precio final de la energía para los Grandes Consumidores 

de Colombia. Sin impuestos al consumo de energía, los precios de energía en 

Colombia serían comparables con los precios de energía de Chile (SIC) e 

inferiores a los precios de energía de Perú y de Chile (SING). Vale la pena 

anotar que Colombia es el único país, dentro de los estudiados, que tiene un 

impuesto temporal (7 años a partir del 2003) a la transmisión de $1/Kwh con 

destino al Fondo de Apoyo Financiero para Energización Rural (FAER), 

equivalente a un 6% del cargo de transmisión el cual es trasladado en un 

100% a los consumidores. 

 

FEDESARROLLO (2009) 

 

El tercer estudio a reseñar fue adelantado por FEDESARROLLO en 2009, 

dentro de una agenda para revisar el funcionamiento del mercado de energía 

eléctrica y su impacto en la competitividad del sector manufacturero. En el 

capítulo 5 del documento, se aborda la competitividad desde una perspectiva 

internacional y de eficiencia en la formación de precios, al comparar la tarifa 

vigente en Colombia a diciembre de 2008, con países similares en la región y 

que fueran competidores inmediatos o tuvieran significancia desde el punto 

de vista comercial para el país. De igual forma, el estudio enfatiza que los 



 

precios no reflejan un bien homogéneo en términos de calidad del suministro 

y confiabilidad, por lo que también realiza una comparación de la percepción 

que los agentes tienen sobre la calidad en la prestación del servicio en su país. 

 

Como en el caso de UPME (2004) se tiene en cuenta un análisis particular 

para cada país de la comparación. Para Argentina, Ecuador, Perú, Chile, 

México y Colombia fue posible obtener datos por componente de la cadena 

de suministro de energía, mientras que en Brasil, Venezuela y USA se 

presentan cifras a nivel de tarifa agregada. Se comparan precios en Centavos 

de dólar por KWh, usando información a diciembre de 2008. 

 

En Argentina se usa el precio medio para los Grandes Usuarios Mayores 

(GUMA), obtenido de CAMMESA. Incluye costos de generación, transmisión 

y otros. Se le agregan costos por distribución e impuestos. Los costos de 

generación y transmisión se obtienen del informe mensual de CAMMESA. El 

costo de distribución se calcula como el 14% del componente de generación. 

El componente Otros se obtiene como la diferencia entre el precio monómicos 

de los GUMA y los costos de generación y transmisión. Los impuestos se 

obtuvieron del reporte 2005 de la Fundación para el desarrollo eléctrico y 

constituyen el 19.7% del total de la tarifa reportada, discriminado en: 0.6% 

Nacional, 13% provincial a los industriales del servicio de la electricidad, 

5.5%para el Fondo Especial de Grandes Obras Eléctricas Provinciales, 0.6% 

contribución municipal. Para las provincias se utilizan los cargos de Buenos 

Aires. 

 

Para Ecuador se usa el estudio de Costos de CONELEC de enero 2009, que 

reporta el precio medio y el porcentaje de participación que los costos de 

Generación, Transmisión y Distribución (incluye otros) tienen sobre la tarifa 

final. A la suma de componentes se le agrega un 10% para el Fondo de 

Electrificación Rural Urbano Marginal. 

 

En Perú se usa el precio medio de generación y transmisión del Reporte 

Estadístico del Mercado Libre de Electricidad, Diciembre de 2008, para 

usuarios de muy alta tensión. El componente de transmisión se asimila al 

cargo de peaje unitario por conexión al sistema principal de transmisión. Los 

otros componentes (distribución y otros) son peajes en sistemas secundarios 

de transmisión. Se obtienen como la diferencia entre el precio medio a 



 

clientes finales para muy alta tensión, reportado en el informe 

―Procesamiento y análisis de la información comercial de las empresas de 

electricidad‖ y el precio medio libre total. 

 

En Chile se usan los precios medios reportados en el informe técnico 

definitivo de precio nudo de la Comisión Nacional de Energía, para el SIC y 

el SING por separado. Del informe también se obtienen los costos medios de 

generación, transmisión y otros, el precio básico de la energía y el precio 

básico de la potencia, con los que se obtiene una tarifa monómica, por 

sistema.  Esta última incluye el precio de generación y transmisión.  La 

diferencia entre el precio medio libre y la tarifa monómica de generación y 

transmisión corresponde a los costos de sub-transmisión y otros no 

especificados. 

 

Para México se toman los datos de la Comisión Federal de Electricidad para 

distintos sectores (gran industria). Para los costos de generación y 

transmisión  se utiliza el estudio ―Análisis Comparativo Internacional de 

Precios de la Electricidad‖. 

 

En Colombia se  toman los reportes del SUI, que discriminan cada 

componente de la tarifa de acuerdo a la Resolución 119 de 2007. Solo se toma 

el nivel 4 para Distribución. En Otros se incluye: costo de comercialización, 

costo de restricciones y servicios asociados a generación asignados al 

comercializador minorista, costo de compra, transporte y reducción de 

pérdidas acumuladas hasta el nivel de tensión 4. Se incluyen como impuestos 

la contribución de solidaridad del 20% y el impuesto de timbre. Se reportan 4 

tarifas para el mercado colombiano: una para el mercado EPM, otra para el 

mercado CODENSA, otra para el mercado de la costa colombiana 

(ELECTRICARIBE) y una promedio nacional. Los resultados de la 

comparación se incluyen en la tabla a continuación: 

 

Tabla A3. Precios Energía Eléctrica a Diciembre de 2008 - cUS$/kwh 

Componente Generación Transmisión Distribución Otros Impuestos Tarifa 

Argentina 2.89 0.03 0.41 0.89 0.83 5.04 

Perú 4.79 0.23 1.47 0 6.49 

México 7.15 1.61 0 8.78 



 

Colombia EPM 4.01 1.02 0.74 1.48 1.56 8.8 

Chile SIC** 8.61 0.27 0 8.88 

Ecuador 4.59 0.47 3.17 0.82 9.05 

Colombia Codensa 4.13 1.02 0.74 1.93 1.68 9.5 

Colombia promedio 4.32 1.02 0.75 2.3 1.8 10.19 

Colombia Costa 5.24 1 0.92 1.56 1.87 10.58 

Chile SING** 8.95 3.39 0 12.34 

Tarifas agregadas 

Venezuela general 3.14 

Venezuela Guayana 2.68 

Brasil 9.47 

Estados Unidos 6.88 

Fuente: Elaboración con base FEDESARROLLO (2009) 

Los autores del estudio anotan que la varianza de los precios en el nivel de 

tensión alto es grande. El industrial colombiano, en promedio, paga más que 

sus pares argentino, peruano, mexicano y ecuatoriano. Si bien esta diferencia 

se explica principalmente por impuestos, los otros componentes juegan un 

papel fundamental. Colombia ocupa el segundo puesto después de Chile 

SING. El promedio de generación es menos variable. El de Colombia es el 

más bajo con excepción de Argentina, aunque el de la Costa es el valor más 

grande de la muestra. Los componentes T, D, Impuestos y Otros son mayores 

en Colombia que en el resto de la muestra. Descontando la carga impositiva, 

la tarifa colombiana solo se ubicaría por encima de Argentina y Perú.  

 

Ampliando la base de países, la tarifa media de Colombia, después de 

impuestos, se ubica por encima de Venezuela, Argentina, Perú, Estados 

Unidos,  y Ecuador.  

 

En cuanto a la calidad de la energía eléctrica, FEDESARROLLO (2009) utiliza 

la encuesta de opinión empresarial del FEM en sus versiones 2008 y 2009. Los 

resultados otorgan una calificación de 5.1/7 a Colombia, ubicándola en el 

puesto 56 de 115 países que se incluyen en la encuesta, superada sólo por 

Costa Rica, Chile, Uruguay y Brasil. 

 

Con base a las cifras analizadas, el documento concluye que el modelo 

colombiano es capaz de producir precios mayoristas promedio inferiores a 

Perú, Ecuador, Chile SIC y México. Si se reforma la carga fiscal del sector, 

después de impuestos produce mejores costos que Brasil.  



 

 

FERREIRA (2009) 

 

El cuarto y último estudio a reseñar es el realizado por Ana M. Ferreira, en 

2009, para la Asociación Colombiana de Distribuidores. Los dos objetivos 

básicos del estudio eran realizar un análisis comparativo de cargos de 

distribución de Energía Eléctrica y comparar el costo unitario de la energía 

por componente en países seleccionados. 

 

Se buscaron países con señales regulatorias  similares a las de Colombia y  

una asignación de riesgos comparable. Esta última característica es 

determinante en la definición de la tasa de retorno: mayor riesgo para el 

agente, implica mayor nivel de retorno para remunerar la actividad, lo que 

incide en el nivel de precios. 

 

El marco regulatorio general colombiano pertenece a la familia de regulación 

por incentivos. La actividad de distribución no es exclusiva: hay competencia 

en redes y existe la posibilidad de que un usuario cambie de nivel de tensión. 

El cargo se define para períodos de 5 años o más, de acuerdo a unidades 

constructivas típicas, costos normativos eficientes, un AOM como porcentaje 

del valor de los activos. El pass through de los costos es bajo, y se relaciona 

con el inventario de activos, que está acotado por el regulador. Los riesgos 

(nivel de costos admitido, variación de los mismos durante el período, 

volatilidad cambiaria, riesgo tributario, cambios normativos y de demanda 

comercial) son asumidos en su totalidad por el distribuidor. 

 

Teniendo en cuenta la metodología general para Colombia se analizó la 

regulación de 10 países de Centro y  Sur América: Chile, Perú, Brasil, 

Venezuela, Ecuador, Argentina, Salvador, Costa Rica, Uruguay y Paraguay. 

El estudio concluye que Chile, Perú y Brasil tienen una asignación de riesgos 

comparable a la colombiana; inferior si se considera el nivel apertura del 

mercado y la existencia de un cargo fijo de potencia (caso Perú y Chile). 

 

 Los datos se obtienen principalmente del informe CIER, con cifras a enero de 

2008. Otras alternativas (CREG y SUI) se descartaron por presentar 

inconsistencias, vacíos de información y diferencias entre los reportes a 

entidades oficiales y facturas reales.  



 

 

El informe CIER compila tarifas para una muestra de empresas, en formatos 

unificados y tipificados por usuario  en función del nivel de consumo y la 

potencia contratada. La muestra para Colombia es de 5 empresas, que 

atienden aproximadamente el 31% de la demanda nacional. Cada empresa 

reporta tres tipos de tarifas (residencial, comercial e industrial) para el estrato 

socioeconómico y el nivel de tensión más representativo en cada caso. Se 

discrimina el costo antes y después de impuestos y contribuciones. 

 

Para la muestra de países se procedió de manera similar al caso colombiano, 

considerando la ―distribución del mercado por tipo de cliente para 

determinar el promedio ponderado por sector‖. El componente de 

distribución se despeja de la formula tarifaria que la regulación nacional 

determina, teniendo en cuenta las restricciones de información. Para los tres 

países se procedió de la siguiente forma: 

 

 Perú: dos empresas. El VAD (D+C) se despeja del precio de barra 

correspondiente a la subestación de mayor representatividad en las 

empresas de la muestra. 

 Brasil: cinco empresas. El VAD (D+C) se obtiene del Ministerio de 

Minas, que publica la desagregación promedio nacional de la tarifa por 

componente de la cadena. 

 Chile: tres empresas. Para hallar el VAD (D+C) se usa el precio de 

nudo del SIC, que corresponde a las empresas de la muestra. 

 

La tarifa se lleva a dólares nominales y constantes de paridad de 2008 y se 

compara en US por MWh. Con base a la información CIER se calcula una 

tarifa promedio ponderada para cada sector (residencial, comercial e 

industrial) antes y después de impuestos. Las ponderaciones se calculan con 

base a la distribución de los usuarios por nivel de consumo en cada sector y 

por empresa. Para cada tipo de usuario CIER  se consideró el nivel de tensión 

de conexión más representativo de la empresa respectiva. Los resultados se 

muestran en la siguiente tabla: 

 



 

Tabla A4. Tarifas US/MWh, Enero 2008 

  RESIDENCIAL 

 

Tarifa Media Con impuestos G y T VAD 

Colombia 118 118 54 64 

Perú 109 129 35 74 

Brasil 195 281 100 75 

Chile 209 249 105 105 

  COMERCIAL 

 

Tarifa Media Con impuestos G y T VAD 

Colombia 119 143 54 65 

Perú 111 132 35 76 

Brasil 186 259 92 69 

Chile 243 289 106 137 

  INDUSTRIAL 

 

Tarifa Media Con impuestos G y T VAD 

Colombia 108 130 55 53 

Perú 100 119 34 65 

Brasil 175 243 86 65 

Chile 173 206 106 67 

Fuente: Elaboración con base a Ferreira (2009) 

Los hallazgos por componente se resumen a continuación: 

 

 Tarifa media: después de impuestos,  la tarifa colombiana del mercado 

residencial es la menor entre los países comparados. En los mercados 

comercial e industrial Colombia tiene la segunda menor tarifa después 

de Perú. 

 Generación y Transmisión: En los tres sectores la suma de los 

componentes G y T, ocupan el segundo lugar, ordenando los valores 

de menor a mayor, después de Perú. 

 VAD: Colombia tiene el menor VAD en la muestra analizada para los 

tres sectores. El VAD es aún más competitivo  si se toma en cuenta que 

en algunos países el componente de transmisión incluye líneas de 

nivel regional y que los riesgos asignados a los agentes en otros países 

son menores por el menor nivel de competencia y por la existencia de 

cargos fijos de potencia. 

 



 

Cuando se comparan los valores en dólares de paridad, la tarifa media 

después de impuestos es la menor para los tres sectores, muy similar a la de 

Perú en el comercial e industrial. Solo Brasil varía su posición dentro de los 4 

países estudiados, al hacer el análisis con las tasas de paridad. 

 

Anexo 2– Capítulo 4 
 

Monografía Chile 
 
Introducción 
Chile, desde hace más de tres décadas, es la economía latinoamericana que 
registra las mayores tasas de crecimiento. Según el Banco Mundial, PIB per – 
cápita chileno creció durante los últimos 20 años a una tasa promedio anual 
de 3,8%; lo cual ha permitido que la población por debajo de la línea de 
pobreza sea de 15%.  En los últimos 10 años la tasa de desempleo ha estado 
alrededor del 8% de la fuerza laboral y la inflación del IPC en un 3,3%. Chile 
fue el primer país latinoamericano admitido en el OCDE, antes que México, y 
está calificado en el puesto 36 del Doing Business. Su deuda pública tiene 
grado de inversión en todas las calificadoras.   

La reforma del sector eléctrico chileno fue pionera en el mundo, antes que las 
más conocidas de Inglaterra y Gales o Noruega, y sentó las bases para su 
trasplante a otros países de América Latina. Su desarrollo inicial fue posible 
dentro del marco institucional vigente durante la Dictadura del General 
Pinochet que buscaba el desarrollo de las fuerzas del mercado y la 
participación privada. Por su propio diseño la Ley Eléctrica incluyó un 
detalle que dejaba muy poca interpretación  al regulador  y fue difícil de 
modificar hasta cuando cambios bruscos en el abastecimiento obligaron a un 
proceso de revisión que todavía se encuentra en marcha como se indica más 
adelante. 

Chile es un país con recursos energéticos muy limitados. Importa la casi 
totalidad del petróleo que consume y su abastecimiento de gas natural – para 
consumo directo y para las plantas térmicas – que provenía de Argentina se 
vió interrumpido desde 2004 llevando a un alza súbita en los precios de la 
electricidad, que persisten ante las dificultades de encontrar abastecimiento 
local que respete las restricciones ambientales y a otros problemas en el 
diseño de su modelo. Contiene por lo tanto problemas muy similares a los 
enfrentados por Colombia.  

Después de un resumen de las principales estadísticas del sector, este 
capítulo describe brevemente la institucionalidad y el marco normativo 
chileno detallando las instancias de formación de precios en los tres eslabones 



 

de la cadena. A continuación se presenta un resumen de las conclusiones del 
CADE, Comisión para el Desarrollo del Sector Eléctrico convocada por el 
Presidente Piñera buscando adaptar el modelo del sector a las condiciones 
cambiantes del entorno interno y externo. Posteriormente se describe la 
evolución de los precios de electricidad y se comentan los factores que 
inciden en los mismos 

También se presenta una discusión sobre el impacto de los precios de la 
electricidad en los costos del sector minero y el industrial123. 

La capacidad instalada de Chile es de 17.438 MW; 74% en el Sistema 
Interconectado Central (SIC), 26% en el Sistema Interconectado del Norte 
Grande (SING), 1% en sistemas eléctricos aislados como los de Magallanes, 
Isla de Pascua y Aysén. En 2011 la producción fue de 62.438 Gwh; 33% 
hidráulica y 67% térmica. El SIC abastece el suministro del 92% de la 
población del país y el 70% de su demanda es de usuarios regulados; en el 
SING el 89% de la demanda proviene de grandes consumidores industriales y 
mineros mientras el Sistema de Aysén y Magallanes el 100% pertenece a 
usuarios regulados. La Figura 3, muestra la generación bruta por fuente de 
2000 a 2011.  

 

Figura 3. Generación bruta en GWh por fuente, 2000-2011 

Fuente: CNE 

En el mercado chileno participan 40 empresas generadoras, 10 transmisoras y 
31 de distribución. Las 4 mayores empresas de generación – Endesa Chile, 

                                                           
123―Alza de costos en la minería no sólo responde a los altos precios de la energía‖. El 
Mercurio / 7 de noviembre de 2012. 
 



 

AES Gener, Colbún y GDF Suez – controlan el 73% de la capacidad y el índice 
HH, referido también a la capacidad, es supera los 1.600 puntos. En 2011, 
Endesa, Gener y Colbún respondieron por el 75% de la generación. Se estima 
que Endesa controla la mayor parte de los derechos de agua. En transmisión 
la empresa líder, Transelec, con más de 8.000 Kilómetros de líneas, es 
propietaria de la mayor parte de la red de transmisión; le sigue Transnet que 
posee 2.344 kilómetros. Unas nueve de las 31 empresas de distribución 
superan los 100.000 clientes regulados; las cuatro más grandes – Chilectra, 
CGE Distribución, Chilquinta y CONAFE – tienen en conjunto 3.250.000 
clientes regulados lo que equivale a un 66% del total. 

El sistema de transmisión chileno está conformado por las líneas o 
subestaciones con voltaje superior a 23 kV. Dado que la regulación chilena 
introdujo la desintegración vertical en el sistema eléctrico, las empresas de 
transmisión no pueden dedicarse a la generación o distribución de 
electricidad.  

Los sistemas de transmisión más representativos y que cubren el mayor 
porcentaje de demanda en Chile son el SING y el SIC. A continuación se 
muestran las líneas de transmisión para cada uno de los sistemas.  

Tabla 5. Líneas de transmisión SIC desde 66 kV 

Tensión 
(kV) 

Longitud Aprox 
(Km) 

Proporción 
(%) 

500 878 10% 

220 3605 39% 

154 1083 12% 

110 1299 14% 

66 2283 25% 

TOTAL 9148 100% 

*Datos  2006. 
Fuente: CNE 

Tabla 6. Líneas de transmisión SING desde 66 kV 

Tensión 
(kV) 

Longitud Aprox 
(Km) 

Proporción 
(%) 

345 408 8% 



 

220 3368 67% 

110 945 19% 

66 287 6% 

TOTAL 5008 100% 

*Datos  2006. 
Fuente: CNE 

El SING, dado que atiende en su mayoría a industriales y mineros, se 
caracteriza por ser un sistema industrial en el cual, tanto los grandes clientes 
como productores han desarrollado sus propias líneas de transmisión para 
estar más cerca del mercado. A lo anterior se suma que, siendo un sistema 
100% térmico, posee una mayor flexibilidad para decidir su localización con 
lo que se ubican cerca a los lugares donde se produce la demanda. Por su 
parte, los Sistemas de Aysén y Magallanes son verticalmente integrados y 
solo existe un operador.  

El sistema de transmisión chileno se encuentra divido en los siguientes tres 
segmentos: 

Sistema de transmisión troncal. Definido en el Artículo 74° DFL N°4. 
Comprende las instalaciones energizadas a nivel de tensión superior o igual a 
220 Kv, entre los nudos Diego de Almargo y Puerto Montt en el caso del SIC; 
y entre los nudos S/E Encuentro – S/E Crucero perteneciente a la empresa 
Transelec Norte en el sistema SING.  

Sistema de sub-transmisión. Definido en el Artículo 75° DFL N°4. Este 
sistema está formado por instalaciones a niveles de tensión mayores a 23 kV y 
menores o iguales a 110 kV, que se encuentran interconectadas al sistema 
eléctrico y dispuestas para el abastecimiento del consumidor final ya sea libre 
o regulado y que se encuentren en zonas de concesión de empresas 
distribuidoras. Las líneas del sistema de sub-transmisión no pueden calificar 
como instalaciones troncales y no deben estar destinadas al consumo de un 
solo cliente ni la generación de una sola central o un grupo reducido.  

Sistema de transmisión adicional. Estas líneas son utilizadas para el 
suministro de energía eléctrica de aquellos usuarios que no están sometidos a 
ninguna regulación tarifaria. Lo que permite que los generadores suministren 
su producción al sistema. 

El Marco Institucional 
Las instituciones que rigen el sector eléctrico se describen a continuación y se 
ilustran en la Figura 3. 



 

 

Figura 4. Institucionalidad sectorial Chile 

Fuente: Mercado Eléctrico Chileno. Generadoras de Chile A.G. 

 Ministerio de Energía: Creado en febrero de 2010. Su objetivo principal 

es elaborar y coordinar los planes, políticas y normas para el buen 

funcionamiento y desarrollo del sector, velar por su cumplimiento y 

asesorar al Gobierno en todas aquellas materias relacionadas con la 

energía.  

 

 Comisión Nacional de Energía (CNE): Hasta febrero de 2010 la CNE 

desarrolló tanto la función normativa y de formulación de políticas, 

como la función regulatoria. A partir de la creación del Ministerio de 

Energía, la CNE pasa a ser un organismo técnico encargado de 

analizar precios, tarifas y normas técnicas a las que deben ceñirse las 

empresas del sector eléctrico, con el objeto de disponer de un servicio 

suficiente, seguro y de calidad, compatible con la operación más 

económica.  

 

 Superintendencia de Electricidad y Combustibles (SEC): Su objetivo es 

fiscalizar y supervigilar el cumplimiento de las disposiciones legales y 

reglamentarias y normas técnicas sobre generación, producción, 

almacenamiento, transporte y distribución de combustibles líquidos, 

gas y electricidad, para verificar que la calidad de los servicios que se 

presten a los usuarios sea la señalada en dichas disposiciones y normas 

técnicas y que las operaciones y el uso de los recursos energéticos no 

constituyan peligro para las personas o sus cosas.  

 

 Panel de Expertos: Es el encargado de la resolución de conflictos al 



 

interior del sector eléctrico. El Panel se pronuncia a través de 

dictámenes de efecto vinculante, optando por una u otra alternativa en 

discusión de aquellas discrepancias que, conforme a la ley, se sometan 

a su conocimiento. Está conformado por 7 profesionales, 2 abogados y 

5 ingenieros o economistas, designados por el Tribunal de la Libre 

Competencia por un periodo de 6 años.  

 

 Ministerio del Medio Ambiente: Creado a través la Ley 20.417, que 

reformó la Ley 19.300 de Bases Generales del Medio Ambiente. Está a 

cargo, entre otras materias, del desarrollo y aplicación de variados 

instrumentos de gestión ambiental en materia normativa, protección 

de los recursos naturales, educación ambiental y control de la 

contaminación. 

 

 Tribunal de la Libre Competencia (TDLC): Es un tribunal autónomo de 

carácter colegiado, creado por la Ley 19.911. Su objetivo es promover y 

reguardar la libre competencia, a través de la prevención, corrección y 

sanción a los atentados a la libre competencia. El TDLC no puede 

iniciar de oficio un proceso, sino que por medio del requerimiento del 

Fiscal Nacional Económico o de un particular. 

 

 Centro de Despacho Económico de Carga (CDEC): Es el organismo 

encargado de coordinar la operación de las instalaciones de los 

sistemas eléctricos con capacidad instalada sobre 200MW. Existe un 

CDEC en el SIC y otro en el SING. 

 

 Contraloría General de la República (CGR): Es el órgano del Estado, 

independiente del Poder Ejecutivo, que efectúa el control de legalidad 

de las actuaciones de este último, tales como fijaciones tarifarias y 

dictación de reglamentos. 

La política energética se basa en un modelo de mercado competitivo para el 
segmento de generación-comercialización mayorista, y regulación eficiente de 
las actividades de transmisión y distribución, en consideración a las 
características de monopolios naturales que poseen estas últimas. El 
desarrollo y operación de la infraestructura energética queda en manos de 
agentes privados y el Estado asume una función reguladora, fiscalizadora y 
subsidiaria. Bajo este contexto, el marco normativo en su concepción, diseño, 
formalización y aplicación, es el que otorga los incentivos y establece 
restricciones para cumplir con los objetivos de seguridad, eficiencia 



 

económica, sustentabilidad y equidad de acceso. Finalmente, el rol 
subsidiario del Estado es ejercido cuando las soluciones que entrega el 
mercado son prohibitivas para los segmentos más vulnerables o en sistemas 
aislados. 

El mercado eléctrico se encuentra dividido en los segmentos de generación, 
transmisión y distribución. La generación se desarrolla en un ambiente libre y 
competitivo, mientras que la transmisión y la distribución, están sujetas a un 
régimen regulado, con obligación de inversión, obligación de acceso abierto y 
con precios fijados sobre la base de costos eficientes de la prestación de estos 
servicios. En los sistemas medianos, todos los precios de generación-
transporte se encuentran regulados a partir de un estudio realizado por la 
autoridad cada 4 años. 

Chile es pionero en la desregulación de la actividad de generación de energía 
y su marco regulatorio es  el más antiguo de América Latina, siendo anterior 
incluso al de Inglaterra y Gales. Se encuentra, igualmente, entre los primeros 
países en concebir como independientes los distintos segmentos de la cadena 
de producción de electricidad, como está plasmado en la Ley General de 
Servicios Eléctricos (LGSE) de 1982, que hoy sigue siendo el principal cuerpo 
regulatorio del sector en Chile 124 . Si bien se han introducido cambios 
considerables, la parte central de los reglamentos e instituciones nacionales 
ha sido relativamente estable. A continuación se presenta un esquema, que 
resume la historia de la regulación energética en el país: 

La LGSE de 1982 introdujo competencia y privatizó las empresas del sector. 
Estableció un modelo de operación a mínimo costo global y fomentó la libre 
suscripción de contratos de abastecimiento entre las empresas de generación 
y los clientes libres y empresas distribuidoras. Actualmente, sigue siendo la 
base regulatoria del sector. 

A continuación se detallan las principales modificaciones legales realizadas 
en el sector eléctrico en los últimos años: 

 Ley 19.613 de 1999: Entre otros aspectos, crea la figura del Decreto de 

Racionamiento, estableciendo además que las sequías o las 

interrupciones de largo plazo de las centrales térmicas no pueden ser 

considerados por los generadores hidroeléctricos y térmicos como 

"fuerza mayor" para evitar sanciones.  

 Ley 19.940 de 2004: Regula los sistemas de transporte, establece y 

regula los peajes en distribución y define los sistemas medianos y 

                                                           
124  Juan Manuel Contreras, CNE, 2011. ―Regulación del sector eléctrico chileno: 
Presente y futuro‖. 



 

establece una regulación particular para éstos, perfecciona la 

regulación de los ingresos del segmento generación por concepto de 

capacidad, formaliza el mercado de servicios complementarios 

destinados a conferir mayor confiabilidad a los sistemas eléctricos y 

crea el Panel de Expertos.  

 Ley 20.018 de 2005: Se introducen las licitaciones de suministro para 

clientes regulados de empresas distribuidoras, y se crea un mecanismo 

para evitar que los precios aplicables a los clientes finales regulados de 

las distintas distribuidoras de un sistema eléctrico se distancien 

significativamente.  

 Ley 20.220 de 2007: Perfecciona el marco legal vigente con el objeto de 

resguardar la seguridad del suministro a los clientes regulados y la 

suficiencia de los sistemas eléctricos.  

 Ley 20.257 de 2008: Introduce modificaciones en la Ley General de 

Servicios eléctricos a fin de promover el desarrollo de las energías 

renovables no convencionales (ERNC).  

 Ley 20.402 de 2010: Crea el Ministerio de Energía para cumplir con los 

objetivos de separar la función de generación de políticas de la 

regulación, lograr una visión integral del sector energía, establecer una 

coordinación de la política medioambiental y la política energética, 

tener una coherencia sectorial de la acción de los Servicios Públicos del 

Sector y fortalecer de la capacidad de regulación técnico-económica.  

 

Los siguientes Decretos Supremos complementan y desarrollan las Leyes 

 (D.S) N°6 de 1985, el Ministerio de Minería creó los Centros de 

Despacho Económico de Carga (CDEC) que regulan la coordinación de 

operaciones de empresas generadoras y transmisoras de energía 

eléctrica interconectadas. Su objeto sería velar por la operación de las 

centrales a mínimo costo y crear condiciones de competencia en la 

venta de potencia y energía de las generadoras. 

 El D.S N° 327 derogó el D.S N° 6 y fijó el Reglamento de la Ley General 

de Servicios Eléctricos, que abarca los aspectos de ―concesiones, 

permisos y servidumbres, relaciones entre propietarios de 

instalaciones eléctricas, clientes y autoridad, así como interconexión e 

instalaciones y equipo eléctrico‖125. Incluye también consideraciones 

                                                           
125 Ibid. 



 

sobre la calidad del servicio, precios, multas y sanciones. 

 D.S N° 291 de 2008, mediante el cual se reglamentó la estructura, 

funcionamiento y financiamiento de los CDEC. Este decreto estableció 

que los CDEC son las instituciones encargadas de coordinar la entrega 

de energía a los sistemas y de establecer los procedimientos que 

aseguren el suministro continuo y seguro del servicio. 

  

Formación de Precios en el Mercado eléctrico chileno 
Esta sección describe el  marco normativo existente hasta 2012. Como se 
indicó en la introducción este está siendo revisado como resultado de las 
recomendaciones del CADE que se describen en la sección   más adelante. 

2.1 Generación 
La generación y comercialización de energía se desarrolla en un ambiente 
libre y competitivo, sin planificación central, en que las decisiones de 
inversión son tomadas libremente por los agentes. No se requiere concesión 
ni permiso para instalar centrales y obras anexas, sin perjuicio de lo cual los 
proyectos hidroeléctricos pueden solicitar concesión para inundar terrenos o 
bien para establecer servidumbres de acueductos. 

La coordinación de la operación se realiza a través del CDEC del sistema 
respectivo y tiene como objetivos fundamentales preservar la seguridad de 
servicio en el sistema eléctrico, garantizar la operación más económica para el 
conjunto de las instalaciones del sistema eléctrico y garantizar el acceso 
abierto a los sistemas de transmisión. 

El despacho realizado por el CDEC se realiza sobre la base del orden de 
mérito de las unidades generadoras, según costos variables crecientes 
declarados. En el caso de las centrales hidroeléctricas de pasada se considera 
costo variable nulo y para las centrales de embalse de determina el valor del 
agua en base a una optimización del uso de los embalses. 

En el segmento de generación coexisten un mercado spot basado en un 
despacho centralizado según costos variables crecientes (del que se deriva el 
costo marginal de corto plazo) y un mercado de contratos en el cual las 
empresas generadoras comercializan la energía suscribiendo contratos de 
suministro con las empresas distribuidoras y con grandes clientes 
industriales. En particular, los montos y precios de suministro entre las 
empresas generadoras y distribuidoras para clientes regulados, se establecen 
en contratos de largo plazo (máximo 15 años) obtenidos a partir de 
licitaciones reguladas, abiertas, públicas y transparentes. En el caso de los 
grandes clientes, los montos y precios de suministro pueden ser establecidos 



 

en contratos acordados entre las partes o surgir de procesos licitatorios no 
regulados realizados por estos clientes.  

En Chile existe un sistema de precios nodales determinados centralmente por 
los CDEC  para cada barra de alta tensión del sistema que incluyen , además 
de los precios de la energía ( a corto  o largo Plazo), los costos de transmisión, 
las pérdidas de transmisión y un componente de potencia firme. Conforme a 
lo establecido en la Ley 19.940, la potencia firme de las centrales se debe 
determinar exclusivamente en función del atributo de suficiencia 
(previamente incorporaba tanto la suficiencia como la seguridad). El concepto 
de potencia de suficiencia se refiere a la potencia que cada unidad puede 
aportar al sistema para abastecer la demanda de punta. Debido a que la suma 
de la potencia de suficiencia es superior a la demanda máxima, se realiza un 
ajuste a la potencia de suficiencia para corregir esta diferencia. Para efectos de 
su remuneración, se considera el precio de la potencia de punta definido por 
la autoridad. 

El CDEC coordina la operación de las unidades generadoras con el objetivo 
de abastecer la demanda minimizando los costos totales de operación. 
Adicionalmente, determina los costos marginales de energía y la potencia de 
suficiencia de las unidades de generación conectadas al sistema. Cada CDEC 
cuenta con un Directorio compuesto por representantes de las empresas 
generadoras, transmisoras troncales y de subtransmisión y un representante 
de los clientes libres. Posee una Dirección de Operación (DO), una Dirección 
de Peajes (DP) y una Dirección de Administración y Presupuesto (DAP). Es 
financiado por sus integrantes conforme lo establece el DS 291 de 2007 del 
Ministerio de Economía, Fomento y Reconstrucción. 

No existe un esquema de ofertas, como en Colombia, sino que las empresas 
generadoras entregan al CDEC información de costos de operación 
(susceptible de ser auditada) para la realización del despacho centralizado. Se 
obtiene un despacho horario en orden de mérito del costo variable de 
operación, que da lugar a intercambios comerciales entre las generadoras. Las 
transacciones de potencia y energía, dependen de los contratos de suministro 
que las empresas mencionadas realizan entre sí, con clientes libres y con los 
distribuidores (en el caso chileno la actividad de la comercialización pura no 
está contemplada en la regulación). Se tienen empresas excedentarias 
(vendedoras) que por despacho tienen generación superior a la 
comprometida en contratos, y empresas deficitarias, que tienen una 
generación inferior a la energía y potencia contratadas con clientes 
(compradoras). Las operaciones con energía son valoradas en forma horaria 
al costo marginal resultante de la operación del sistema en un momento 
específico, mientras que las operaciones con potencia se valoran al precio de 
nudo de la potencia respectiva. 



 

El precio en el mercado spot corresponde al costo marginal de corto plazo 
resultante del equilibrio instantáneo entre oferta y demanda126 (o al costo de 
falla, en caso de racionamiento) excluyendo de la formación de precios las 
máquinas en operación forzada por razones técnicas. Los precios spot de 
energía y potencia en el mercado mayorista en los distintos nudos se calculan  
utilizando factores de penalización de energía y de potencia de punta que 
consideran las pérdidas marginales de transmisión de energía y de potencia. 
(CIER, 2011). 

El precio spot de energía puede alcanzar el costo de falla en caso de 
racionamiento y también se utilizan los costos de falla para proyectar los 
costos marginales bajo distintos escenarios hidrológicos en el cálculo de los 
precios de nudo. 

Los costos de falla empleados en el SIC al mes de noviembre de 2011 son los 
siguientes, según la profundidad de la falla: 

Tabla 7. Costo de falla noviembre 2011 

Profundidad de 
la falla 

Costo en 
US$/MWh 

0 – 5% 513,76 

5 – 10% 534,30 

10 – 20% 566,72 

mayor a 20% 611,03 

Fuente: CIER. Regulación energética Latinoamérica. 

En base a estos valores se determina un valor único representativo 
denominado costo de racionamiento que es de 521,70 US$/MWh.  

Las responsabilidades de los generadores que venden en contratos a los 
distribuidores con el fin de abastecer a clientes regulados están previstas 
también en el artículo 163 de la ley General de Servicios Eléctricos. El artículo 
establece que los generadores deberán pagar a sus clientes distribuidores o 
finales sometidos a regulación de precios cada kWh de déficit que los haya 
afectado, determinado sobre la base de sus consumos normales, a un valor 
igual a la diferencia entre el costo de racionamiento y el precio de nudo de la 
energía. Los distribuidores a su vez, deben traspasar íntegramente el monto 
recibido a sus clientes finales regulados (Regulación Sector Eléctrico, CIER 
(2012). 

 

                                                           
126 ERNC en el mercado eléctrico chileno. 



 

2.2 Transmisión 
En Chile se reconoce al segmento de transmisión la condición de monopolio 
natural, por lo que sus ingresos y condiciones de acceso son regulados. Si 
bien es cierto, la obtención de concesión no es obligatoria, si es necesaria para 
que las instalaciones puedan utilizar bienes nacionales de uso público o para 
imponer servidumbres forzosas sobre predios particulares, por lo que es la 
modalidad más usada. 

La normativa vigente segmenta la transmisión en troncal, subtransmisión y 
adicional. Las dos primeras son categorizadas como de servicio público y 
sujetas a regulación de precios y obligación de acceso abierto, mientras que 
para la transmisión adicional se establecen los lineamientos que permitan el 
acceso abierto en aquellas instalaciones que hacen uso de bienes nacionales 
de uso público o se han impuesto servidumbre y que posean capacidad 
técnica disponible. 

La clasificación de las instalaciones troncales y de subtransmisión se realiza 
cada 4 años con la fijación tarifaria correspondiente. Las instalaciones del 
Sistema Troncal son aquéllas que interconectan el sistema eléctrico en tensión 
superior a 220kV, constituyendo el medio físico que da soporte a las 
operaciones de intercambio en el mercado mayorista. Las instalaciones del 
sistema de subtransmisión son aquellas destinadas al suministro de los 
consumos regulados o libres ubicados en zonas de distribución específicas. 
Las instalaciones de transmisión adicionales son aquéllas dedicadas al 
abastecimiento de grandes clientes industriales o a la inyección en el sistema 
de la producción de centrales generadora. 

En términos generales, la remuneración de las instalaciones del sistema 
troncal se determina en las fijaciones tarifarias y representa la anualidad del 
valor de inversión (AVI) considerando una tasa del 10%, más sus costos 
anuales de operación, mantenimiento y administración (COMA). Para el caso 
particular de las obras nuevas, se considera durante 5 periodos tarifarios el 
valor anual de transmisión obtenido mediante licitación. Respecto de la 
asignación de pago entre generadores y retiros, se tiene que en el área de 
influencia común el 80% de la remuneración de la transmisión troncal debe 
ser pagada por los generadores y el restante 20% es asignado a los retiros. 
Fuera del área de influencia común, el pago de las instalaciones de 
transmisión se asigna según el sentido de los flujos, a generadores cuando el 
flujo es hacia el área de influencia común y a los retiros cuando el sentido del 
flujo en la condición de operación. 

El valor anual de la subtransmisión (VASTX) es determinado cada cuatro 
años, con dos años de desfase en relación a la fecha de cálculo y fijación del 
VAD. Este VASTX se basa en instalaciones económicamente adaptadas a la 



 

demanda proyectada para un período de cuatro a diez años, que minimice el 
costo actualizado de inversión, operación y falla, eficientemente operadas. 
Los conceptos de costos que recoge son el AVI, COMA y pérdidas medias de 
energía y potencia. La recaudación del VASTX se obtiene del pago de peajes 
de energía y potencia realizado por los usuarios y del pago de un canon 
anual por parte de los generadores. 

Si bien es cierto, tanto la transmisión troncal como la subtransmisión son 
categorizadas como de servicio público y en ambos casos no se puede negar 
el acceso por motivos de capacidad técnica. Sólo en el caso de la transmisión 
troncal se estableció un esquema de planificación centralizada, con 
obligatoriedad en las inversiones. 

La regulación vigente da un tratamiento especial a las obras de interconexión. 
En el caso que se requiera el otorgamiento de concesión, se deberá realizar un 
―open season‖ para determinar las características técnicas y plazos de entrada 
en operación de dicho proyecto, así como la participación en el pago anual 
que se efectuará a la empresa que lo desarrolle. A aquellos que acuerden 
desarrollar los proyectos de interconexión se les asignan derechos de 
transmisión que les permiten comercializar libremente energía y potencia 
entre los sistemas interconectados durante un período que resulta del mismo 
proceso de acuerdo y que no puede ser inferior a diez años ni superior a 
veinte años. Al cabo de este período, el sistema de interconexión pasa a 
regirse por las disposiciones generales establecidas en la ley. 

2.3 Distribución 
Respecto de las instalaciones, los sistemas de distribución están constituidos 
por el conjunto de líneas y subestaciones necesarias para transportar la 
energía desde las subestaciones primarias hasta los puntos de consumo. Se 
distinguen dos niveles de tensión, alta tensión (AT) (23 kV, 13,2 kV y 12 kV) y 
baja tensión (BT) (220V). Se caracteriza por presentar algunos grados de 
indivisibilidad en las inversiones y economías de densidad, esta última 
explica la existencia de monopolios naturales.  

El principio que sustenta el modelo tarifario chileno se basa en que empresas 
de distinto tamaño pueden tener densidades similares y, por tanto, costos 
medios parecidos. Luego, para efectos de determinar las tarifas, las empresas 
distribuidoras pueden ser agrupadas en Áreas Típicas (AT) con costos de 
distribución similares. En Consecuencia, el esquema de regulación de precios 
se basa en el concepto de empresa modelo, que posee una política eficiente en 
sus inversiones y gestión, que le permite proveer el servicio de suministro de 
electricidad en una zona con cierto nivel de densidad al mínimo costo 
posible. Conceptualmente, la figura de empresa modelo representa el ingreso 
de un nuevo agente en el mercado, iniciando su operación con gestión y 



 

tecnología moderna, pero también asimilando las condiciones del entorno 
vigente. 

El valor agregado por concepto de costos de distribución (VAD) se fija cada 4 
años según el siguiente procedimiento; primero, se agrupan las empresas 
distribuidoras en Áreas Típicas de Distribución (ATD), con costos similares, 
luego se selecciona una empresa de cada ATD como Empresa de Referencia 
para determinar sus costos de distribución. Para cada ATD la CNE realiza un 
estudio de costos, pudiendo realizar las empresas otro; en caso de ser así los 
resultados de los estudios se ponderan en 2/3 y 1/3 respectivamente. A 
partir de los resultados obtenidos, la CNE calcula tarifas preliminares y si la 
rentabilidad de la industria está en torno al 10% +/- 4% se aceptan las tarifas, 
de lo contrario se ajustan de modo que la rentabilidad quede en la banda 
recién señalada. Posteriormente se realiza un chequeo anual para verificar 
que la rentabilidad de la industria esté en torno al 10% +/- 5%. 

Adicionalmente, con ocasión de la fijación del VAD se tarifican una serie de 
servicios que están asociados al suministro de electricidad (SSAA), definidos 
por el Tribunal de la Libre Competencia. 

El VAD considera costos anuales de inversión (tasa del 10%), mantenimiento 
y operación asociados a la distribución, por unidad de potencia suministrada; 
costos fijos por concepto de gastos de administración, facturación y atención 
del usuario, determinados como costos por cliente, independientes de su 
consumo; y pérdidas medias de distribución en potencia y energía. 

Para determinar los costos unitarios de distribución de AT y BT, 
denominados CDAT y CDBT respectivamente, se considera que la red de AT 
es utilizada tanto los consumos de alta como baja tensión y, por lo tanto, debe 
ser financiada entre ambos; mientras que la red de BT es utilizada sólo por 
estos consumos, debiendo estos últimos costear la red de BT y la parte que les 
corresponde de la AT. 

Las tarifas para clientes finales se estructuran en alternativas tarifarias que 
dependen del nivel de tensión al cual está conectado el cliente y del tipo de 
medidor utilizado (sólo energía, energía y demanda máxima, energía y 
demanda en horas de punta y fuera de punta). Consideran un cargo variable 
por energía consumida, un cargo variable por potencia, un cargo único por 
uso del sistema de transmisión troncal, un cargo por uso del sistema de 
subtransmisión y un cargo fijo por componente del VAD que refleja los costos 
de administración y atención del cliente. Los cargos variables por energía y 
potencia incluyen las pérdidas óptimas, expresadas a través de ―factores de 
expansión‖ de pérdidas. 



 

Si bien estas tarifas son revisadas cada cuatro años, durante este tiempo el 
VAD  de cada área típica es indexado mensualmente por aranceles aplicables 
a equipos importados, índices de precios locales al consumidor, índices de 
precios al por mayor de productos nacionales, índices de precios del cobre e 
índices de la tasa de cambio del dólar. Así mismo, el decreto tarifario 
establece un porcentaje de reducción del VAD para cada año de la vigencia 
tarifaria por concepto de economías de escala. 

Finalmente, las empresas distribuidoras trasladan al usuario no regulado el 
precio que resulta de, promediar los precios vigentes con los precios de los 
contratos de suministro de los generadores.  En la actualidad, el costo de la 
componente G es un Passthrough de los contratos firmados con los 
generadores. En estos contratos hay una parte firme y una parte variable que 
sirve para ajustar variaciones en la estimación de la demanda. Las licitaciones 
son convocadas por los distribuidores con alta discrecionalidad lo que llevó a 
críticas por el CADE como se indica más adelante. 

Energías renovables no convencionales - Ley promoción ERNC 
La Ley 20.257 establece la obligatoriedad de que cada empresa generadora 
que efectúe retiros, ya sea para clientes libres o empresas distribuidoras, deba 
acreditar, que al menos un 10% de su energía retirada ha sido inyectada por 
ERNC, por medios propios o contratados. Para alcanzar el porcentaje 
señalado, se define un periodo transitorio, partiendo de una base del 5% entre 
el 2010 y el 2014, aumentando gradualmente desde el 2015 al 2024 en 0,5% 
por año. 

Se crea un sistema de cargos, donde deberán pagar 0,4 UTM por cada MWh 
de déficit respecto de su obligación. Si dentro de los tres años siguientes, 
nuevamente no se cumple la exigencia, el cargo asciende a 0,6 UTM/MWh. 
Los montos recaudados por estos cargos, serán destinados a los clientes 
finales y clientes de las distribuidoras cuyos suministros hubiesen cumplido 
la obligación. Un concepto que se desprende de la exigencia impuesta en la 
Ley es el ―Atributo Verde‖, que no es otra cosa que lo que se está dispuesto a 
pagar por la cualidad de ERNC, teniendo como máximo valor el cargo antes 
señalado. Por otra parte, la Ley 19.940 ya contemplaba un beneficio en el 
pago del peaje de transmisión troncal para las ERNC, con excedentes de 
potencia suministrada a sistemas inferiores a 20MW. 

3.1 Regulación geotérmica 
La política adoptada respecto de los recursos geotérmicos del país, establece 
que éstos son propiedad del Estado y apunta a fomentar la investigación, 
exploración y explotación de los mismos. En consistencia, la legislación 
vigente en materia de geotermia (Ley 19.657 y DS32 de 2004), permite 
mediante la figura de concesión, llevar a cabo la exploración y explotación 



 

este recurso. Actualmente se trabaja en un proyecto modificatorio de esta ley 
cuyo objetivo es eliminar ciertas trabas a su desarrollo, que permitirá 
potenciar la actividad geotérmica en el país. 

3.2 Relación con otros recursos energéticos 
Existe una estrecha vinculación entre el sector eléctrico y el sector de 
hidrocarburos, tanto en el ámbito económico como de seguridad. Desde el 
punto de vista económico, las decisiones de inversión y operación en el sector 
de generación dependen fuertemente de los precios y tecnologías asociadas a 
los combustibles, a su vez, parte importante de la logística de operación y los 
ingresos del sector de hidrocarburos están asociados a las decisiones de 
operación del sector eléctrico. En términos de seguridad, la operación del 
sector eléctrico está relacionada a la disponibilidad de combustibles y el 
correcto funcionamiento del sector de hidrocarburos depende de la 
disponibilidad y continuidad del suministro de electricidad. Cuando el país 
no cuenta con recursos propios y se constituye como un importador neto, 
como es el caso chileno, aspectos como la diversificación del origen de los 
recursos también es relevante. 

Desde el ingreso al país del gas natural proveniente de argentina en 1997, este 
recurso representó por muchos años la opción energética más conveniente a 
utilizar, desplazando a otras tecnologías como la hidráulica. Sin embargo, la 
crisis de abastecimiento del gas ocurrida a principios de 2004, provocada por 
un incremento explosivo del consumo interno y una falta de inversiones en 
exploración y explotación de gas que permitiese aumentar la producción, 
paralizó las alternativas de inversión. Frente a esta situación y ante la 
necesidad de contar con una fuente alternativa de suministro para el gas, se 
construyeron dos terminales de GNL, uno en Quintero para el abastecimiento 
de la zona centro-sur del país y otro en Mejillones para el abastecimiento de 
la zona norte. Dichos terminales entraron en operación en julio de 2009 y 
junio de 2010, respectivamente. 

La crisis del 2010 y la comisión Asesora para el Desarrollo del Sector 
Eléctrico (CADE) 
El modelo chileno funcionó relativamente bien durante los años iniciales, a 
pesar de las rigideces impuestas por sus diseñadores, debido a que la 
expansión de la generación estuvo asegurada por los grandes proyectos 
hidroeléctricos en marcha que fueron privatizados. La gran concentración en 
la propiedad de la generación  distribución y  transmisión sin limitaciones a 
la participación de un mismo grupo en los diferentes segmentos, la falta de 
planificación en la transmisión y  la falta de separación entre los papeles del 
Estado como formulador de Políticas  y Regulador (Millán  2006), además de 
la conformación de los CDEC como club de generadores fueron sus pecados 
originales. Sólo a fines del siglo XX empezaron a presentarse grietas que 



 

ponían de presente sus problemas, durante el racionamiento de 1998-1999, 
que llevaron a tomar correctivos en las llamadas  ley Corta I ( transmisión) y 
Ley corta II (contratos de largo Plazo. Pero el sistema recibió su mayor 
choque con la suspensión de las importaciones del gas Argentino en 2004). 
Posteriormente se creó el Ministerio de Energía en 2010.  Desde finales de 
2010 se puso en evidencia que las reformas de no fueron suficientes para 
asegurar la inversión en generación ni la competencia buscada en este 
segmento, así como revitalizar el sistema de transmisión que se estaba 
convirtiendo en cuello de botella para el desarrollo del sector.  Por otra parte, 
las dificultades ambientales encontradas para desarrollar las fuentes locales 
mostraban la necesidad de estudiar más a fondo la conformación de la futura 
matriz energética del país que a la vez que fuera amigable con el medio 
ambiente permitiera diversificar el riesgo de precios. El Presidente Piñera, 
haciendo alarde de un gran pragmatismo convocó a los más connotados 
expertos del país en el sector eléctrico sin distingos políticos y les encomendó 
la tarea de una revisión a fondo del modelo vigente así como la formulación 
de propuestas de reformas al sector. El CADE presentó su informe final127 en 
noviembre de 2011 y el ministerio volcó sus recomendaciones en la llamada 
Estrategia de Energía128. En la actualidad se encuentran bajo estudio del 
Congreso un conjunto de iniciativas gubernamentales que buscan implantar 
dicha estrategia. El diagnóstico de la CADE, además de confirmar los 
problemas identificados de tiempo atrás en la competencia puso en evidencia 
situaciones comunes a las experimentadas en Colombia y Brasil en el campo 
ambiental que alargaban los trámites de los proyectos. A continuación 
destacamos sus conclusiones más relevantes comparándolas con el caso 
colombiano. 

4.1 Competencia en Generación 
La comisión encontró que los altos precios de los mercados spot y de 
contratos se deben a razones de corto plazo, por los aumentos en los precios 
de los combustibles y el choque del gas Argentino, pero que también hay 
problemas de largo plazo que crean barreras de entrada a nuevos 
generadores. Estos problemas incluyen los largos tiempos de obtener 
permisos así como el monopolio de derechos de agua que a pesar del costo de 
las patentes para mantenerlos no han rotado desde 2007. La falta de 
reglamentación adecuada de la ley Corta II (contratos) ha contribuido 
también a la concentración de contratos entre los tres generadores más 
grandes. La falta de independencia de los CDEC y su falta de capacidad para 
fiscalizar a generadores contribuye a ineficiencias en la formación del precio. 

                                                           
127  http://www.minenergia.cl/documentos/estudios/resumen-ejecutivo-del-informe-de-
la.html 
128  http://www.minenergia.cl/documentos/estudios/estrategia-nacional-de-energia-
2012.html 



 

Para remediar estos problemas la comisión sugiere que el Estado debe buscar 
mecanismos de facilitación de las inversiones en generación y transmisión 
eléctrica. En el ámbito de la generación termoeléctrica de base (carbón y gas 
natural), se debe definir un ordenamiento territorial, con áreas vetadas a la 
instalación de centrales y con polos de desarrollo termoeléctrico 
predeterminados, con facilitación de permisos territoriales y ambientales, y 
compensación a comunidades afectadas. Se recomienda estandarizar los 
estudios y evaluaciones de impacto ambiental. En el corto plazo debe 
reglamentarse la Ley Corta II para que las distribuidoras con vínculos 
económicos con las generadoras no  tengan tanta discrecionalidad para las 
convocatorias de los contratos de largo plazo. 

El acceso a la información del mercado y la transparencia de las actividades 
regulatorias son fundamentales en el sistema eléctrico chileno. Esta Comisión 
recomienda que se planteen objetivos centrales de información y 
transparencia en el mercado, como obligación para los organismos relevantes 
del sector. 

 Se recomienda la creación de un CDEC independiente como corporación de 
derecho privado, sin fines de lucro, que realiza una función de servicio 
público. 

A modo de desincentivar la acumulación de derechos inutilizados y favorecer 
su restitución a la Dirección de Aguas se recomienda que se fiscalice 
estrictamente la evasión del pago mediante la simulación del uso de dichos 
derechos y sugiere que se le apliquen pagos de contribuciones a beneficio de 
las comunas en la cuenca afectada por los derechos, de acuerdo al valor 
económico de estos derechos. 

Finalmente  en cuanto al Mercado Spot sugiere que se …‖que en caso de falta 
de pago en él, se disponga de algún esquema de garantías en tanto se 
resuelve la situación, previendo sin embargo que dicho esquema no se preste 
para estrategias oportunistas que conduzcan a mayores riesgos sistémicos‖. 
También es deseable que los clientes libres tengan acceso a este Mercado. (En 
chile no existe la figura del comercializador independiente) 

En el caso de Transmisión si bien la Ley Corta I restableció el papel de la 
planificación de la transmisión demoras en su reglamentación adecuada junto 
con las dificultades ambientales contribuyeron a la creación de cuellos de 
botella y llevaron a deteriorar la confiabilidad significativamente en 2009 y 
2010.  Adicionalmente reconoce que la existencia de un sistema holgado que 
permita acomodar sin mayor dificultad nuevas plantas o centros de carga es 
fundamental no solo para la confiabilidad sino para asegurar la competencia 
en el mercado de generación.  



 

La comisión identificó varias causas para las demoras y sus recomendaciones 
buscan fundamentalmente materializar plazos cortos para la construcción de 
proyectos de transmisión. Para ello se tramitan leyes en el Congreso  que 
aclaren la definición de concesiones y servidumbres pero igualmente propone 
la creación de Franjas de Servidumbres- Carretera Eléctrica. ―Esta Comisión 
recomienda que el Estado busque mecanismos de facilitación del desarrollo 
en el tiempo de redes longitudinales y transversales, a través de la creación 
de franjas de servidumbre concesionadas por el Estado (en un esquema de 
concesiones eléctricas similar al de concesiones de carreteras, pero sin el 
concepto de expropiación), con líneas base previamente aprobadas. El costo 
de estas franjas de servidumbre sería incorporado en cada proyecto de 
transmisión que se licite, de manera que sea en definitiva pagado por los 
usuarios de las correspondientes líneas‖. 

Recomienda igualmente que se cree mecanismo de Planificación permanente 
de la transmisión asignándole a los CDECs está función, mediante la creación 
de Direcciones de Planificación, de tal forma de agilizar la definición de los 
planes generales cada 4 años prevista en la Ley Corta II.  

Para garantizar la holgura suficiente se recomienda que en la definición de las 
troncales  futuras se busque una solución robusta mediante la consideración 
de un  mayor número de casos posibles  de fuentes, cargas y disponibilidad. 
Además busca la definición de corredores de interés público, longitudinales y 
transversales, que permitan separar zonas para uso futuro a ser pagadas por 
los usuarios finales inicialmente pero que los generadores tomen a su cargo 
cuando las utilicen.  

Recomienda estudiar la interconexión de los dos sistemas SING y SIC 
teniendo en cuenta no solamente los beneficios particulares sino beneficios 
para la sociedad. Esta interconexión ya fue aprobada. Recomienda supervisar 
la expansión de sistemas existentes y la definición de sistemas troncales para 
actualizarla a las condiciones actuales. Por último sugiere modificar las tasas 
de descuento de las obras de transmisión existentes  y futuras de manera de 
considerar una tasa de mercado de largo plazo que incorpore los riesgos 
asumidos. 

En resumen se reconoce el papel fundamental de la transmisión  tanto en la 
confiabilidad como en la posibilidad de competencia en generación y se busca 
acortar los tiempos de construcción al mismo tiempo que se considera mayor 
holgura para evitar cuellos de botella ante un incremento en la incertidumbre 
sobre las fuentes futuras de generación. 

 



 

Distribución 
El informe cuestiona el esquema tarifario de la distribución, la tasa de costo 
de capital con que se regulan las tarifas, la forma de dirimir divergencias 
entre los estudios tarifarios del regulador y de las empresas, la reducida 
competencia para el suministro a los clientes libres ubicados en la zona de 
concesión de las distribuidoras y, la falta de competencia y aumentos de 
precios en las licitaciones de contratos de largo plazo. 

Según el informe, el mecanismo de licitaciones  descrito anteriormente logró 
su objetivo de reactivar las inversiones en el mercado eléctrico chileno. ―Sin 
embargo, ha preocupado la creciente falta de competencia en el proceso de licitaciones, 
con precios crecientes, discriminación negativa de nuevos y/o pequeños participantes, 
ausencia de estímulos de distribuidoras a lograr contratos confiables y competitivos y 
el privilegio de estrategias comerciales de indexación de precios más que el control de 
riesgos de precios de combustibles. Por otra parte, los resultados de estas licitaciones 
muestran la ausencia de nuevos participantes relevantes, pues la energía de base 
contratada proviene esencialmente de los tres grupos principales del SIC (grupos 
Endesa, Gener-Guacolda y Colbún)” 

Como se indicó anteriormente con respecto a la competitividad de las 
licitaciones la Comisión recomienda implementar van orientadas a lograr 
levantar barreras a la competencia en contratos de largo plazo con las 
empresas distribuidoras, posibilitando la entrada de nuevos generadores 
diversificando igualmente la fuentes para buscar mayor seguridad y limpieza 
y reglamentando las condiciones de las convocatorias. 

En relación a los estudios tarifarios, se recomienda a) que se realicen dos 
estudios por área típica, con divergencias dirimidas por el panel de expertos; 
b) que los estudios incorporen, tanto la determinación de los Valores 
Agregados de Distribución como los factores tarifarios que permiten calcular 
las tarifas finales y c) estudiar la modificación de la tasa de descuento que se 
utiliza en los estudios tarifarios de modo de considerar una tasa de mercado 
de largo plazo y los niveles de riesgo del negocio ( esta tasa era fija igual al 
10%). 

Crear la función de comercialización (Multicarrier) como un agente que 
compra y vende energía en el mercado minorista, que vendería energía a 
consumidores finales libres sujeto a la condiciona que se disponga de un 
esquema de garantías y/o verificación por el regulador. Asimismo, se 
recomienda bajar paulatinamente el límite de 500 kW de potencia que define 
actualmente si un consumidor final se declara libre o no. Adicionalmente, en 
el informe se proponen esquemas de flexibilidad tarifaria, medición 
inteligente y mecanismos tarifarios para promover el uso eficiente de la 
energía. 



 

El informe incluye otros tres capítulos relacionados con políticas 
intersectoriales, temas muy pertinentes para Colombia: Las políticas  y 
procedimientos ambientales (Capítulo 5), la percepción del público de los 
conflictos medioambiente, precio y disponibilidad de energía (Capítulo 6), y 
la conformación de la matriz energética futura (Capítulo 3). Al respecto 
sugiere una serie de medidas detalladas en el informe  que buscan ampliar la 
información y crear instancias de diálogo tanto a nivel local como nacional. El 
detalle de dichos análisis y propuestas es extenso y puede consultarse en las 
referencias pero es claro que un ejercicio de naturaleza parecida es 
importante para Colombia porque enfrentamos el mismo conflicto entre el 
precio  y seguridad de la energía y la satisfacción de otros compromisos con 
el medio ambiente. La tarea no es pequeña. En particular, Colombia enfrenta 
un problema similar al  de Chile cuando la desaparición de una fuente limpia 
y barata como el gas natural que permitía una transición hacia los mercados 
del futuro la enfrentó de súbito a un conflicto creciente entre los costos de la 
electricidad y los costos de preservación del medio ambiente. 

Precios de Electricidad en Chile 
 
5.1 Mercado Mayorista 
Existe libertad de precios en los segmentos donde se observen condiciones de 
competencia. Al igual que en Colombia, la legislación energética chilena 
distingue dos clases de segmentos: clientes no regulados, llamados clientes 
libres, y clientes regulados. 

El segmento libre está integrado por los consumidores cuya potencia 
conectada es mayor a 2MW, típicamente clientes industriales o mineros. Es 
posible para consumidores con potencia conectada de entre 0.5MW y 2MW, 
optar por la modalidad de cliente libre por un período mínimo de cuatro 
años. Este segmento pacta libremente los precios de la energía y las 
condiciones del servicio con el ente que lo suministra; no hay regulación de 
tarifas, bajo el supuesto de que estos agentes tienen capacidad de negociación 
y pueden acceder a otras alternativas (autogeneración o suministro directo de 
una empresa generadora). En este caso no existe un mercado minorista 
operado a través de empresas comercializadoras; los consumidores libres no 
pueden comprar en el mercado spot, ni en el mercado de transferencias de 
potencia por lo que las ventas de energía y potencia se realizan directamente 
por empresas generadoras a través de contratos bilaterales de carácter 
financiero.129 Las distribuidoras no tienen obligación de suministro con este 
segmento, pero pueden vender y contratar con clientes libres. 

Se tiene, por otra parte, el segmento regulado, que está conformado por los 
usuarios conectados al sistema con potencia inferior a 2MW.  

                                                           
129 Las ERNC en el mercado eléctrico chileno. Marzo de 2009. 



 

Los clientes regulados pagan una tarifa definida por la autoridad energética, 
calculada en base a una empresa distribuidora modelo que opera de manera 
eficiente y al precio de compra por parte de la empresa de distribución130. 
Estas últimas adquieren energía de los generadores a precio de nudo (que 
refleja los costos de la generación y transmisión).  

El precio que la distribuidora puede transferir a los usuarios finales, depende 
de la fecha de suscripción del contrato de suministro entre ésta y el 
generador. Actualmente, con lo consagrado en los artículos 131 y 135 de la 
Ley 20018 o Ley Corta II, el valor que una empresa de servicio público de 
distribución traspasa al cliente regulado es el precio nudo promedio (PNP) 
entre el precio nudo de largo plazo y el de corto plazo; este último para las 
empresas que tengan contratos de suministro firmados antes de la entrada en 
vigencia de las disposiciones establecidas en la mencionada ley. El PNP es un 
precio a nivel de generación-transmisión para cada distribuidora, fijado en 
los meses de abril y octubre en un informe técnico, que no puede exceder en 
más de un 5% el precio medio de todo el sistema en un punto determinado de 
comparación. A continuación se hará una descripción de los dos 
componentes del PNP: precio nudo de corto plazo y precio nudo de largo 
plazo. 

Por ley, las distribuidoras se ven obligadas a disponer de contratos, mínimo a 
3 años, para satisfacer la demanda de sus usuarios regulados. Estas deben 
licitar públicamente el 100% de la energía para abastecer el consumo 
regulado. Como resultado de las disposiciones de la llamada Ley Corta II, el 
precio de los contratos mencionados se modificó. Para aquellos firmados 
antes del primero de enero de 2010 se toman como referencia los 
denominados precios nudo de corto plazo, que son fijados semestralmente, 
en los meses de abril y octubre de cada año, por la Comisión Nacional de 
Energía (CNE) en un informe técnico presentado al Ministerio de Economía, 
Fomento y Reconstrucción. La ausencia de economías de escala y la política 
de costos reales en la generación permiten fijar los precios de nudo de corto 
plazo como el costo marginal del suministro, que está compuesto por dos 
elementos131,132:  

 Precio básico de la energía: promedio móvil actualizado de los costos 

marginales esperados del sistema durante los próximos 48 meses, 

operando a mínimo costo en el nudo que representa el centro de carga 

respectivo.  

 Precio básico de la potencia de punta: costo marginal anual de 
                                                           
130 Ibid. 
131  Comisión Nacional de Energía, Chile 
132 Estos componentes se ponderan por un factor de carga propio del sistema en el 
que se ubique la empresa. Para el SIC es factor es de 0.776 y para el SING es de 0.87. 



 

incrementar la capacidad instalada del sistema eléctrico, considerando 

las unidades generadoras térmicas más económicas, necesarias para 

suministrar la potencia adicional requerida durante las horas de 

demanda máxima anual. Este valor es incrementado en un porcentaje 

igual al margen de reserva de potencia teórico del sistema.  

Los valores definidos en el informe técnico definitivo en la fijación octubre 
2012 se muestran a continuación:  

Se tiene, por otra parte, el segmento regulado, que está conformado por los 
usuarios conectados al sistema con potencia inferior a 2MW.  

Los clientes regulados pagan una tarifa definida por la autoridad energética, 
calculada en base a una empresa distribuidora modelo que opera de manera 
eficiente y al precio de compra por parte de la empresa de distribución133. 
Estas últimas adquieren energía de los generadores a precio de nudo (que 
refleja los costos de la generación y transmisión).  

El precio que la distribuidora puede transferir a los usuarios finales, depende 
de la fecha de suscripción del contrato de suministro entre ésta y el 
generador. Actualmente, con lo consagrado en los artículos 131 y 135 de la 
Ley 20018 o Ley Corta II, el valor que una empresa de servicio público de 
distribución traspasa al cliente regulado es el precio nudo promedio (PNP) 
entre el precio nudo de largo plazo y el de corto plazo; este último para las 
empresas que tengan contratos de suministro firmados antes de la entrada en 
vigencia de las disposiciones establecidas en la mencionada ley. El PNP es un 
precio a nivel de generación-transmisión para cada distribuidora, fijado en 
los meses de abril y octubre en un informe técnico, que no puede exceder en 
más de un 5% el precio medio de todo el sistema en un punto determinado de 
comparación. A continuación se hará una descripción de los dos 
componentes del PNP: precio nudo de corto plazo y precio nudo de largo 
plazo. 

Por ley, las distribuidoras se ven obligadas a disponer de contratos, mínimo a 
3 años, para satisfacer la demanda de sus usuarios regulados. Estas deben 
licitar públicamente el 100% de la energía para abastecer el consumo 
regulado. Como resultado de las disposiciones de la llamada Ley Corta II, el 
precio de los contratos mencionados se modificó. Para aquellos firmados 
antes del primero de enero de 2010 se toman como referencia los 
denominados precios nudo de corto plazo, que son fijados semestralmente, 
en los meses de abril y octubre de cada año, por la Comisión Nacional de 
Energía (CNE) en un informe técnico presentado al Ministerio de Economía, 
Fomento y Reconstrucción. La ausencia de economías de escala y la política 
de costos reales en la generación permiten fijar los precios de nudo de corto 

                                                           
133 Ibid. 



 

plazo como el costo marginal del suministro, que está compuesto por dos 
elementos134,135:  

 Precio básico de la energía: promedio móvil actualizado de los costos 

marginales esperados del sistema durante los próximos 48 meses, 

operando a mínimo costo en el nudo que representa el centro de carga 

respectivo.  

 Precio básico de la potencia de punta: costo marginal anual de 

incrementar la capacidad instalada del sistema eléctrico, considerando 

las unidades generadoras térmicas más económicas, necesarias para 

suministrar la potencia adicional requerida durante las horas de 

demanda máxima anual. Este valor es incrementado en un porcentaje 

igual al margen de reserva de potencia teórico del sistema.  

Cada subestación tiene asociado un factor de penalización, originado en las 
pérdidas marginales del respectivo sistema,  y de potencia, que multiplicados 
por el precio básico (de energía y potencia en la subestación) da como 
resultado el precio en un determinado nudo.  

El precio monómico resultante de ponderar los precios básicos no puede 
superar el 5% del precio medio de mercado, que corresponde a su vez a una 
media ponderada entre los precios monómicos de los contratos realizados 
entre clientes libres y generadores en el mercado mayorista y los precios de 
los contratos suscritos después de la entrada en vigencia de las 
modificaciones introducidas en la ley Corta II. En el eventual caso de que el 
precio supere el 5% de la media del mercado, la CNE debe intervenir y 
modificar el precio de manera que se encuentre en una banda con un ancho 
variable, de entre 5% y 30% del promedio del precio libre, dependiendo de la 
desviación entre el precio de nudo teórico y el promedio pagado por los 
clientes no regulados. Los aumentos en el precio del combustible y las 
restricciones en las importaciones de gas argentino han obligado a aplicar 
esta corrección permanentemente, a partir de 2004.136 

A partir del primero de enero de 2010, el precio de nudo se forma a partir del 
precio resultante de licitaciones aprobadas por la CNE entre las empresas 
distribuidoras y el agente suministrador de la energía. Los valores resultantes 
de esta licitación se conocen como precios de nudo de largo plazo, con sus 
respectivos componentes, a saber: Precios de Nudo de Largo Plazo de energía 
y potencia. En este nuevo esquema el precio de la potencia continúa siendo 

                                                           
134  Comisión Nacional de Energía, Chile 
135 Estos componentes se ponderan por un factor de carga propio del sistema en el 
que se ubique la empresa. Para el SIC es factor es de 0.776 y para el SING es de 0.87. 
136 CIER, 2010. 



 

fijado por  decreto. El contrato firmado no puede superar los 15 años y se 
adjudicará al proponente que ofrezca el menor precio de la energía.  

La fórmula tarifaria del precio de nudo a nivel de distribución corresponde a 
la siguiente ecuación137: 

 

Dónde : 

n: subestaciones troncales de generación trasporte consideradas en la 
determinación  de los precios Pe y Pp.  

Pe: Precio de nudo de la energía a nivel de distribución. 

Pp: Precio de nudo de la potencia a nivel de distribución. 

AR: Ajuste o recargo aplicable a los clientes regulados de la empresa 
concesionaria, 

PNEP: Precio de nudo de la energía promedio para todas las subestaciones 
troncales de generación-transporte de la concesionaria 

PNPP: Precio de nudo de la potencia de punta promedio para todas las 
subestaciones troncales de generación-transporte de la concesionaria 

PNPT: Precio de nudo de potencia a nivel troncal 

Rei: Factor de recargo en el precio de la energía por concepto de pérdidas de 
energía desde la subestación troncal de generación-transporte i hasta los 
puntos de inyección al sistema de distribución. 

Rpi: Factor de recargo en el precio de la potencia de punta por concepto de 
pérdidas de potencia desde la subestación troncal de generación-transporte i 
hasta los puntos de inyección al sistema de distribución. 

Kei: Cargo adicional, en [$/kWh], en el precio de la energía por concepto de 
inversión, operación y mantenimiento desde la subestación troncal de 
generación-transporte i hasta los puntos de inyección al sistema de 
distribución. 

Kpi: Cargo adicional, en [$/kW/mes], en el precio de la potencia de punta 
por concepto de inversión, operación y mantenimiento desde la subestación 
troncal de generación-transporte i hasta los puntos de inyección al sistema de 
distribución. 

                                                           
137 Diario Oficial de la República de Chile. Jueves 21 de febrero de 2013. 
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La evolución del precio medio libre, comparado con el precio medio del 
mercado regulado y el costo marginal del sistema se muestra en las ¡Error! 

No se encuentra el origen de la referencia. y Figura  para el SING y SIC 
respectivamente. Para interpretar estas figuras debe tenerse en cuenta que el 
precio medio de mercado se fija cada seis meses en Octubre y en Abril de 
cada año y aparece como puntos rojos y que la escala del costo marginal 
aparece en la derecha y es diferente de la del precio libre y el precio medio 
regulado. Nótese que todos los precios experimentan un pico en 2008 
coincidente con los precios record de los combustibles líquidos observados 
durante ese año para luego oscilar alrededor de US130 el MWh para los 
precios libres y regulados en el SIG, mientras que el precio spot, en la escala 
de la derecha, es más volátil pero oscila alrededor del mismo valor.   

  

Figura 5. Evolución del precio medio libre, precio medio mercado y costo 
marginal del SING 

Fuente: CNE, Informe técnico Definitivo octubre 2012 

En el SIC el precio de la electricidad ha sido menor debido a la componente 
hidráulica y si bien presenta el  pico de 2008 presenta un pico aún mayor en 
2011 producto de una intensa sequía observada ese año acrecentada por las 
limitaciones de transmisión que se comentaron en la sección anterior. Nótese 
que estos precios han evolucionado pero se encuentran a niveles de alrededor 
de US$120 por MWh. 

 

 

 

 



 

 

Figura 5. Evolución del precio medio libre, precio medio mercado y costo 
marginal del SIC 

Fuente: CNE, Informe técnico Definitivo octubre 2012. 

Los valores definidos en el informe técnico definitivo en la fijación octubre 
2012 se muestran a continuación:  

Tabla 8. Precio monómico por sistema, octubre 2012 

Precio Medio Básico  
SING SIC 

(cent. US/kWh) (cent. US/kWh) 

Precio Básico Energía [cent. US/kWh] 6.74 9.04 
Precio Básico Potencia [cent 

US/kW/mes] 880.75 857.93 

Precio Medio Básico [cent. US/kWh] 8.12 10.56 
 

Fuente: CNE, Informe técnico Definitivo octubre 2012. 

Los resultados de las licitaciones del mercado regulado en Barra de oferta se 
presentan en las tablas 5 y 6 tomados del estudio    preparado para la CNE138  
en 2011 sobre revisión de licitaciones internacionales de contratos de 
suministro de energía  e indican un promedio de USD 100/Mwh si se 
indexan con el precio spot, como realmente ocurrió debido a los altos precios 
experimentados ese año, y cerca de USD 80/MWh si se indexan con los 
índices previstos  a  julio de 2012que reflejarían mejor una situación de largo 
plazo. Es importante tener en cuenta que estas licitaciones correspondieron a 
proyectos existentes en su gran mayoría. 

                                                           
138http://www.cne.cl/images/stories/public%20estudios/raiz/Informe%20Final%20Revisio
n%20Mecanismos%20Internacionales.pdf 



 

5.2 Mercado Minorista 
Para llegar al precio final que paga el usuario, al precio nudo promedio se le 
debe agregar el denominado VAD (Valor Agregado de Distribución) y el 
cargo único por el uso del sistema troncal. Con base a los precios de nivel 
generación-transmisión y a los de nivel distribución, la CNE fija precios 
máximos a nivel de cliente regulado final, considerando que la tarifa posee 
los siguientes cargos: 

 Cargo fijo por conexión, independiente del consumo, el tamaño y el 

uso. 

 Cargo variable por energía consumida que integra las componentes de 

costos generación-transmisión (refleja el costo marginal de suministro 

en el punto de retiro) y distribución (inversión más componente de 

pérdidas en distribución). (ERNC mercado Chileno, 2006) 

 Cargo variable por energía consumida en horas de punta (18 a 23 

horas, de abril a septiembre).  

En Chile también existen distintas opciones tarifarias para los clientes finales; 
modalidades de consumo de libre elección por un período de un año, que 
varían de acuerdo al nivel de tensión y el tipo de facturación. Estas se fijan de 
acuerdo al establecimiento de los cargos de distribución, realizado por 
decreto cada cuatro años.  Las opciones se estructuran considerando dos tipos 
de clientes -clientes en alta tensión, conectados a líneas de voltaje superior a 
400 voltios (ATi) y clientes de baja tensión en líneas de voltaje menor o igual a 
400 voltios139 (BTi)- y son: 

 BT1: Tarifa simple en baja tensión. Sólo mide la energía consumida por 

el cliente y no existe ningún cobro directo de la potencia demandada. 

Aplican clientes a cuya potencia conectada sea inferior a 10 kW o la 

demanda sea limitada a 10 kW (residencial). 

 BT2 y AT2: Se separan los cobros por energía (medida) y potencia 

(contratada). Se compone de un cargo fijo mensual, cargo fijo por 

arriendo de un medidor, cargo por energía y cargo por potencia 

contratada.  

 BT3 y AT3: Se separan los cobros por energía y potencia. Ambos 

cobros son medidos teniendo en cuenta un registrador de demanda 

máxima. Se compone de un cargo fijo mensual, cargo fijo por arriendo 

de un medidor y cargo por demanda máxima. 

 BT4 y AT4: Se separan los cobros por energía y potencia y se distingue 

el uso de la potencia en horas de punta. Esta tiene a su vez 3 

                                                           
139 Comisión Nacional de Energía. 



 

modalidades: BT4.1 y AT4.1 (contratación  de demanda máxima de 

potencia en horas de punta y medición de energía), BT4.2 y AT4.2 

(medición de demanda máxima de potencia en horas de punta y 

medición de energía, potencia contratada) y BT4.3 y AT4.3 (medición  

de demanda máxima de potencia en horas de punta, energía y 

potencia). 

A los precios anteriores se debe agregar el IVA del cual están excentos los 
consumidores industriales. 

La Base de datos del ministerio de Energía  contiene información sobre  la 
evolución de los precios para las diferentes categorías de consumidores 
finales  en Pesos chilenos corrientes  que se muestra en la Figura 6 para el 
periodo 2010-2012. Allí se indica un precio para los consumidores comerciales 
que es mayor que el de los residenciales por razones que no nos fue posible 
aclarar. El precio de energía por tipo de usuario es reportado por la Agencia 
Internacional de Energía para los países de la OECD. Allí se muestra que para 
2012 el precio promedio para la industria fue de Cents US$12.7/KWh, 
mientras el precio promedio residencial fue de 18.5 Cents US$/KWh. 

 

Figura 6. Evolución del precio de la electricidad ($/kWh), 2010-2012 

Fuente: Sistema de Información Energético, Gobierno de Chile.  

 

 

 

 



 

Anexo 3 – Capítulo 4 
 

Monografía Perú 
Eduardo Zolezzi 
Jaime Millán  
 
Introducción 
 
Perú tiene una extensión cerca del 30% mayor que la de Colombia, abarca 
poco más de 1.28 millones de kilómetros cuadrados y tiene una población de 
30 millones de habitantes, de los cuales se estima que 7 millones de personas 
viven en las áreas rurales. Se estima que aproximadamente el 65 por ciento de 
la población rural de Perú habita en la región andina, mientras que el 20 por 
ciento vive en la zona amazónica y el 15 por ciento en la zona costera.  
 
En los últimos años, Perú ha experimentado una sustantiva mejora en sus 
indicadores socio-económicos, tanto en lo referente al crecimiento de la 
producción, de la riqueza por habitante y de la distribución del ingreso. Esto 
ha sido producto de una considerable mejora en los términos de intercambio, 
que permitió aumentar de forma significativa sus exportaciones e 
inversiones, al tiempo que se lograban ciertos objetivos macroeconómicos 
esenciales para todo proceso de desarrollo como la reducción de la inflación, 
la estabilidad de precios domésticos y el equilibrio presupuestario y externo. 
 
Con un PIB per cápita de US$6,260 el 2012, Perú tiene una de las economías 
con mejor desempeño de América Latina  No obstante, el índice de pobreza a 
nivel nacional muestra importantes diferencias entre las zonas urbanas y las 
áreas rurales y entre las distintas regiones. El PBI de Perú ha tenido un 
comportamiento histórico caracterizado por periodos de estancamiento junto 
con periodos de gran dinamismo. Durante el periodo 2001-2005, el PBI creció 
a una tasa promedio anual de 4.2%, y durante el quinquenio 2006-2010 dicha 
tasa fue de 7.2%, con cifras específicas de 7.7% en el 2006, 8.9% en el 2007, 
9.8% en el 2008 y 8.9% en el 2010; sólo en el año 2009 la tasa de crecimiento 
del PBI fue casi nula (0.9%), como consecuencia del impacto negativo de la 
crisis económica internacional. Se puede destacar que la tasa promedio de 
crecimiento del periodo 2007-2012 es una de las mayores de la región.  Por 
otra parte, la balanza comercial en el 2011 tuvo un superávit de $9,302 
millones, representando un 5.3% del PBI ($176,728 millones).  
 
El marco legal básico para todas las actividades del sector eléctrico peruano 
es la Ley de Concesiones Eléctricas DL 25844 de 1992 (LCE), complementada 
por la Ley 28832 de 2006, y sus reglamentaciones más importantes. 
Adicionalmente, existen otras tres leyes sectoriales importantes: (a) Ley de 



 

Promoción del Uso Eficiente de la Energía (el 2000 y su reglamento el 2007); 
(b) Ley general de Electrificación Rural (el 2006 y su reglamento el 2007); y (c) 
Ley de Promoción de la Inversión en Generación de Electricidad con el uso de 
Energías Renovables (el 2008 y su reglamento el 2011).  
 
El Ministerio de Energía y Minas (MINEM) es la principal institución del 
sector, a cargo del establecimiento de políticas, la planificación del sector en 
general, el marco legal y regulatorio y la extensión del servicio por medio de 
la electrificación rural. El MINEM es también miembro de la junta de 
directores de FONAFE, junto con el Ministerio de Economía y Finanzas, y los 
ministerios de otros sectores productivos. FONAFE es la institución a cargo 
de la gestión de las empresas del sector de propiedad del estado. La 
institución de regulación principal en el sector, creada por ley, es el 
Organismo Supervisor de la Inversión en Energía y Minería (OSINERGMIN), 
a cargo de la fijación de tarifas, la supervisión y el seguimiento de las normas 
legales y técnicas para el sector de electricidad y el transporte y distribución 
del gas natural. La defensa de la competencia en el sector es responsabilidad 
del INDECOPI. La Figura  1.1 muestra el marco institucional en el sector. 
 

 

Figura 0-7. Marco Institucional Sectorial de Perú 

Fuente: OSINERGMIN 

OSINERGMIN es el organismo regulador del sector energético con dos 
funciones principales independientes: (a) la regulación económica (la fijación 
de tarifas) de todos los segmentos de negocio de la electricidad y del 
transporte y la distribución de gas natural, y (b) el seguimiento, la 
supervisión y regulación de la prestación de servicios de suministro de 
electricidad y gas a los consumidores. La gerencia Adjunta de Regulación 
Tarifaria (GART) del OSINERGMIN es la unidad encargada de la fijación de 



 

tarifas. OSINERGMIN tiene otras dos funciones importantes, como la 
instancia administrativa definitiva para la resolución de conflictos entre las 
partes interesadas del sector, y coordinador de las consultas públicas sobre 
los reglamentos de la energía y la fijación periódica de las tarifas de 
electricidad y del transporte y distribución del gas natural. 
 
 Por otra parte, Electroperú, la mayor empresa de propiedad pública de 
generación (dueño de dos centrales hidroeléctricas que en conjunto 
constituyen el mayor complejo hidroeléctrico del país, con una capacidad 
total instalada de 907 MW), no es parte de FONAFE sino que pertenece al 
Fondo Consolidado de Reserva de las Pensiones Públicas (FCRP), que es 
administrado por el Ministerio de Economía y Finanzas (MEF). Los 
beneficios/pérdidas financieras anuales de Electroperú se transfieren al 
FCRP. En la práctica el MINEM y el MEF son las voces decisorias en el 
consejo de administración de Electroperú. 
 
Desde el lado de la demanda del mercado, la legislación del sector reconoce 
dos categorías de usuarios del servicio público de electricidad, de acuerdo a 
la cantidad de la demanda de energía. Una categoría es la llamada ―grandes 
usuarios‖, con requerimientos de potencia iguales o mayores a 1,000 
kilovatios (un megavatio), y la otra categoría es la de los ―pequeños‖ usuarios 
regulados. Los grandes usuarios (también llamados usuarios ―libres‖) 
pueden contratar directamente el suministro de electricidad con generadores 
o empresas de distribución, mediante contratos bilaterales negociados 
libremente, en condiciones de libre competencia no regulada. Las empresas 
de distribución tienen la obligación de suministro de electricidad a los 
pequeños usuarios, en sus áreas de concesión, a un precio regulado 
establecido por el regulador. La operación de la generación (el ―despacho‖ de 
la oferta) es llevada a cabo por el Comité de Operación Económica del 
Sistema (COES). La Figura 1.2 muestra esquemáticamente la estructura del 
mercado de la electricidad del Perú.  
 
La regulación económica del sistema eléctrico peruano se basa en los 
siguientes principios fundamentales: (i) la segmentación del negocio eléctrico 
en generación, transmisión y distribución (incluyendo la comercialización), 
(ii) la generación se considera un segmento competitivo, donde los precios 
están determinados principalmente por operaciones negociadas 
―libremente‖, y los resultados de las subastas o licitaciones de suministro; (iii) 
la transmisión y la distribución eléctricas son segmentos regulados, lo mismo 
que el transporte y distribución del gas natural para generación eléctrica; y 
(iv) las tarifas para los segmentos regulados de la oferta y la demanda son 
determinadas por la asignación eficiente de los costos y beneficios a los 
diferentes tipos de usuarios. 



 

  
En la actualidad, hay cerca de 6,824 MW de capacidad instalada de 
generación firme en el país, de los cuales el sector privado posee un 70%. 
EDEGEL (del grupo Endesa España), con 1,467 MW de capacidad de 
generación firme, es la mayor empresa privada de generación, y ENERSUR 
(del grupo Suez Energy), el segundo más grande, con 1201 MW. En el sector 
público, Electroperú con 963 MW es la mayor empresa generadora y la 
Empresa de Generación de Arequipa, la segunda más grande con 312 MW. 
  
El sector privado posee el 74% de todos los activos de transmisión de alta 
tensión. Red de Energía del Perú, Consorcio Transmantaro e ISA Perú (todos 
ellos parte de Interconexión Eléctrica, ISA, de Colombia) tiene alrededor de 
8,190 km de líneas de > 60, 138 y 220 kV, que representan cerca del 40% de 
todos los activos de transmisión de alta tensión. Las empresas públicas tienen 
unos 5,220 km de líneas de transmisión, que representa el 26% del total. El 
remanente 34% está repartido entre varias otras empresas de transmisión.  
  
El segmento de la distribución de energía eléctrica tiene en la actualidad 
alrededor de 5.82 millones de clientes, de los cuales 2.38 millones son 
atendidos por compañías de propiedad privada, y los restantes 3.44 millones 
son atendidos por diferentes empresas públicas regionales. Las dos empresas 
de distribución privadas más grandes son Edelnor y Luz del Sur, que sirven a 
la ciudad capital Lima, con 2.15 millones clientes. Estas dos empresas tienen 
un mercado concentrado y rentable, con buenos indicadores técnicos y 
financieros. Hay algunas otras empresas de distribución de propiedad 
privada, de los cuales las dos con mayor base de usuarios son Electro Dunas, 
que sirve principalmente en el departamento de Ica, con cerca de 198 mil 
clientes, y la Empresa de Distribución de Cañete (Edecañete), con cerca de 33 
mil clientes. 
 
 



 

 
Figura 0-8. Estructura del Mercado Eléctrico 

Fuente: OSINERGMIN 

Formación del precio de la electricidad en el Perú 
Al igual que en Colombia, en Perú existen un mercado libre y un mercado 
regulado. En el mercado libre pueden participar consumidores con demanda 
mayor a 1000 KW; por su parte los consumidores con demandas entre 200 
KW y 1000 KW pueden optar ser atendidos por el mercado regulado bajo el 
compromiso de permanecer por lo menos tres años conectados.  

Los consumidores libres (208 con 278 puntos de entrega en 2013) compran 
energía mediante contratos con los distribuidores y/o generadores, o 
participando directamente en las subastas convocadas por los distribuidores 
para abastecer su demanda regulada. Los consumidores libres con demandas 
mayores a 10 MW (alrededor de 40 en 2013), o un grupo de consumidores 
libres que se asocien para tal fin pueden, en teoría, hacer compras 
directamente al precio spot, pero para ello sería necesario establecer el 
reglamento del mercado minorista el cual todavía se encuentra en estudio 
después de más de tres años. 

Los costos de la Capacidad de reserva así como los costos de transmisión son 
regulados tanto para los consumidores libres como para los consumidores 
regulados. Por lo tanto el costo final  para el consumidor libre está dado por: 

CCL= CE+ CP+ CT+ CD 

Dónde: 



 

CC= Costo total al consumidor libre antes de impuestos 

CE= Costo de energía contratada en Barra 

CP= Costo regulado de Capacidad  

CT= Costo  Regulado Transmisión 

CD=Costo Regulado de Distribución 

El precio final al consumidor libre en Perú, se compone de adicionar el 
Impuesto al Valor Agregado –IVA– del 18% que pagan todos los 
consumidores de electricidad en el país.   

Un resumen detallado de la regulación del sector en el Perú se presenta en el 
Anexo 2 

La regulación 2012-2013 ha establecido como precio base de potencia 
(capacidad) US$83.06 por kW-año, que equivale a US$6.57 por kW-mes, y que 
expresado en su equivalente en energía corresponde a US$11.32 por MWh. 

Las líneas de transmisión individuales o segmentos de líneas, y las 
subestaciones terminales asociadas, se consideran parte del ―sistema 
principal‖ o de ―sistemas secundarios‖ de transmisión. El sistema de 
transmisión principal (o red troncal) es la red de alta tensión (en Perú estas 
son principalmente las líneas de 69/138/220 kV) que interconecta la 
generación y la demanda de los principales centros de consumo o 
subestaciones principales. Las líneas secundarias se utilizan para la 
transmisión de electricidad a niveles de voltajes intermedios (principalmente 
33/69 kV), para conectar las subestaciones de la red troncal de transmisión 
con subestaciones secundarias y las subestaciones de demanda o las plantas 
generadoras individuales. La tarifa de transmisión se denomina Peaje y se 
cobra por KW/Mes. La transmisión y sub-transmisión tienen acceso abierto y 
las tarifas están reguladas por su costo económico, basado en los resultados 
de licitaciones competitivas de las instalaciones de transmisión requeridas 
como parte de un procedimiento de planificación. Las tarifas de transmisión 
se actualizan cada año. 
 
La regulación tarifaria del 2012 estableció un peaje (pago por el uso) del 
sistema de transmisión de US$ 4.04kW-mes (equivalente a US$ 6.96 MWh), 
que comprende tanto el peaje por la transmisión principal como la 
garantizada, como el peaje por la transmisión secundaria y complementaria. 
El precio de la generación en potencia (y energía para el mercado regulado) 
más el pago del peaje de transmisión principal, constituyen los dos precios 
que pagan todos los consumidores, cualquiera que sea la magnitud de su 



 

consumo o el nivel de tensión del suministro. El Osinergmin establece 
regularmente (dos veces al año) estos dos precios para las denominadas 
―barras‖ (nodos) principales del sistema. Para los suministros en otros puntos 
de la red (a niveles de tensión diferentes de los de la red principal), es 
necesario agregar el peaje de la transmisión secundaria y complementaria 
hasta los puntos de alimentación de las redes de distribución. 
 
En cuanto al precio/tarifa de distribución (primaria en media tensión y 
secundaria en baja tensión), llamada Valor Agregado de Distribución –VAD–, 
ésta se regula en función de los costos de una empresa modelo eficiente, para 
cada uno de cinco ―sectores típicos de distribución‖ (definidos 
principalmente con parámetros de densidad de carga (alta densidad urbana, 
densidad media urbana, baja densidad urbana, urbano-rural y rural). El VAD 
de las diferentes zonas y empresas de distribución se actualiza cada cuatro 
años mediante un procedimiento de regulación tarifaria. 
 
Los consumidores regulados son atendidos por las distribuidoras (la figura 
del comercializador no existe en Perú). Las tarifas reguladas de energía a 
nivel de generación son determinadas por el regulador (OSINERGMIN) cada 
año, de acuerdo con la evolución esperada de la demanda y la capacidad de 
oferta de generación, los precios de los combustibles, los precios resultantes 
de las subastas competitivas de suministro y de algunos parámetros 
económicos (como los índices de precios y la inflación).  Las tarifas son 
establecidas a nivel de nodo principal de consumo para tener en cuenta de 
esta manera las pérdidas de transmisión. Teniendo en cuenta que la 
generación térmica está concentrada alrededor de Lima, y que allí se 
encuentra cerca de la mitad de la demanda, allí se observan los menores 
costos regulados de generación y transmisión.  
 
En tiempo real el despacho de la oferta de generación es realizado por el 
COES, siguiendo un procedimiento basado en el orden de mérito de costos de 
las unidades de generación, independientemente de los contratos bilaterales o 
de los resultados de las subastas de suministro. Cada hora (en realidad, cada 
15 minutos) las transacciones entre productores, distribuidores y grandes 
usuarios en el mercado mayorista se realizan al precio marginal ―spot‖ (el de 
la última unidad en el orden de mérito de despacho.) 
 
Precios Regulados en Barra 
La Tabla 0-9 muestra los principales elementos de precios/tarifas de 
electricidad, a nivel de generación en las Barras principales del sistema 
nacional interconectado, que regula el Osinergmin anualmente (con reajustes 



 

según fórmulas de indexación)140, para el periodo 2005-2012. El precio de 
potencia en barra –PPB– incluye el precio básico de potencia de la unidad de 
punta y el precio por el peaje de conexión al sistema principal de transmisión. 
El precio medio monómico es el precio total equivalente del PPB expresado 
en unidades de energía más el precio ponderado de las energías en punta –
PEMP– y fuera de punta (PEMF). 

 

Tabla 0-9. Principales Precios/Tarifas a Nivel Generación Regulados por 
el OSINERGMIN 

 

Año 

Potenci
a base 
PPM 
$/kw - 
mes 

Peaje 
Trans
m 
PCSP
T 
$/Kw 
- MES 

Potenc
ia 
Barra 
PPB 
$/KW - 
mes  

Energ
ía HP 
PEMP 
$/MW
h 

Energ
ía 
HFP 
PEMF 
$/MW
h 

Precio 
Medio 
Monómic
o $/MWh  

Tasa de 
cambio 
promedi
o S/. Por 
US$ 

Precio 
Medio 
Mónomi
co Ctms 
S/./kWh 

 2005 4.99 4.69 9.68 38 27.21 46.21 3.297 15.23 

 2006 4.85 3.65 8.5 34.99 27.91 44.22 3.275 14.48 

 2007 4.68 3.03 7.71 38.35 27.77 43.45 3.129 13.6 

 2008 4.62 1.6 6.22 39.99 29.12 42.31 2.926 12.38 

 2009 5.91 4.74 10.65 38.65 32.24 51.98 3.012 15.66 

 2010 5.85 4.91 10.76 34.71 27.85 48.02 2.826 13.57 

 2011 6.14 2.54 8.68 35.32 33.83 49.07 2.755 13.52 

 2012 6.64  3.46 10.1 44.47 40.56 58.61 2.638 15.46 
 

Fuente: OSINERGMIN 

                                                           
140 Osinergmin regula estos precios cada año en el mes de Mayo. Durante el año 
estos precios están sujetos a reajuste de acuerdo a una formula polinómica cuyos 
parámetros principales son también aprobados junto con la regulación. Por otra 
parte, la tasa de cambio del dólar americano y la moneda nacional es bastante 
fluctuante; por esto los precios promedio en cada año expresados en dólares pueden 
ser un poco diferentes que los que aparecen en otros cuadros de este documento. 



 

 
 

Figura 0-9. Precio Medio Monómico $/MWh vs Precio Medio 
Monómico Ctms S/./kWh, 2005 – 2012 

Fuente: OSINERGMIN 

La Figura 0-9 Muestra la evolución de los precios monómicos en Barra 
regulados  por el OSINERGMIN tanto en USD/ MWH como en céntimos de 
Nuevo Sol por KWh para apreciar los efectos de la revaluación del Nuevo 
Sol. 
 
El mercado mayorista ―spot‖ es en realidad uno de ―diferencias‖ entre las 
cantidades y precios contratados (bilateralmente en el mercado ―libre‖, o a 
través de las subastas de suministro), y las realmente despachadas por las 
unidades de generación al precio marginal. El COES también administra el 
mercado mayorista, por medio del establecimiento de obligaciones de pago 
entre generadores, los grandes usuarios y las empresas de distribución.  
 
En lugar de que las tarifas y los precios se calculen utilizando los valores por 
hora, las 24 horas del día se dividen en dos bloques, uno de 5 horas entre las 
18:00-23:00 llamado ―período pico‖, cuando la demanda es mayor, y las 
restantes 19 horas en un bloque llamado ―período fuera de pico‖, cuando la 
demanda de electricidad es más baja. La tarifa de energía y los precios 
ofrecidos por los generadores se calculan para estos dos bloques horarios. 
Debido al despacho por orden de mérito de los costos operativos de las 
unidades de generación, es evidente que los precios de la energía pico es 
mayor que el precio fuera del periodo de pico.  
 
Hasta 2008 los precios regulados de electricidad eran definidos casi en su 
totalidad por medio de las simulaciones del sistema que hacía el regulador y 
a partir de 2009 han venido pesando más los resultados de las subastas de 
energía hasta que en la actualidad está prácticamente definida por éstas. 
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Precios y tarifas a nivel de consumidor antes de impuestos  
 
La tarifa para un usuario final típico regulado se compone de: la tarifa de 
generación, GT (en potencia y energía) + la tarifa de transmisión, TT 
(principal y secundaria) + la tarifa de distribución, el VAD (en media y baja 
tensión).  
 
Debido a la existencia de múltiples opciones tarifarias que hace difícil una 
comparación de precios, es mejor determinar una ―tarifa/precio promedio‖ 
de acuerdo al tipo de consumo, el nivel de tensión del suministro y el rango 
de consumo de los usuarios; en base a la factura (pago) y el consumo 
mensuales. 
 
La Tabla 0-10 y Tabla 0-11, que se presentan a continuación, muestran la 
evolución de los precios promedios de la electricidad a los usuarios finales en 
el periodo de 2004 a 2012. Estos valores son calculados como el cuociente de 
la facturación (monto) de cada tipo de usuario y de la energía total 
consumida, por lo tanto sintetizan todos los precios/tarifas y cargos que los 
usuarios pagan por los diferentes conceptos de generación, transmisión y 
distribución. Estos precios promedios no tienen incorporado el IVA, que es 
actualmente el 18% del monto de la factura (ningún otro precio o tarifa que se 
ha indicado en este documento incorpora este impuesto). 
 

Tabla 0-10. Precio Promedio de la Electricidad por Tipo de Mercado 
(céntimos US$/kWh) 

Año 
Tipo de Mercado Distribuidor 

Generado
r 

Total 
Regulad

o 
Libre Total Regulado Libre Libre 

2004 7.04 8.67 5.21 8.22 8.67 5.39 5.18 

2005 7.63 9.40 5.56 8.89 9.40 5.65 5.54 

2006 7.55 9.21 5.55 8.70 9.21 5.44 5.58 

2007 7.40 9.09 5.42 8.68 90.90 5.44 5.42 

2008 8.22 9.56 6.64 9.21 9.56 6.23 6.72 

2009 8.26 10.24 5.72 9.86 10.24 6.61 5.56 

2010 8.32 10.46 5.61 10.12 10.46 6.94 5.40 

2011 8.75 10.88 6.01 10.58 10.88 7.69 5.75 

2012 10.21 12.53 7.21 12.25 12.53 9.55 6.85 
 

 

Fuente: OSINERGMIN 



 

Los precios están discriminados según sea libre o regulado y el tipo de 
vendedor. Es importante resaltar que en diciembre de 2012 el 86% de las 
ventas fueron hechas por generadores, durante este mismo año los precios 
promedio aumentaron en un 16% con respecto al 2011 y el nuevo Sol se 
apreció aproximadamente un 10%. Debe tenerse en cuenta que muchos 
contratos se establecen en US$ dado que el precio de muchos insumos, como 
por ejemplo el gas regulado, están fijados en moneda americana. Si bien los 
precios promedios al mercado libre son muy similares para distribuidores y 
generadores hasta el año 2008 cuando comienzan a diferenciarse, para el 2012 
los precios de los distribuidores superan en alrededor del 39% los 
generadores. Finalmente, la mayor alza en los precios tanto regulados como 
no regulados se ha presentado durante el 2012. Debe notarse que los precios 
regulados incluyen consumidores comerciales y pequeños industriales 
además de los consumidores residenciales.  
  

Tabla 0-11. Precio Promedio de Distribuidoras por Nivel de Tensión 
(céntimos US$/kWh) 

Año Total 
Mercado Libre Mercado Regulado 

Sub - 
Total 

MAT AT MT 
Sub - 
Total 

AT MT BT 

2004 8.22 5.39 4.17 6.00 5.36 8.67 5.71 5.90 9.88 

2005 8.89 5.65 4.66 4.70 5.96 9.40 6.06 6.51 
10.7

4 

2006 8.70 5.44 4.42 4.53 5.74 9.21 5.51 6.21 
10.6

7 

2007 8.68 5.44 4.64 4.67 5.60 9.09 5.49 6.08 
10.6

6 

2008 9.21 6.23 4.98 5.75 6.38 9.56 5.69 6.39 
11.2

5 

2009 9.83 6.57 5.10 6.33 6.73 10.22 6.61 7.07 
11.9

1 

2010 10.12 6.94 5.08 6.36 7.04 10.46 6.50 7.28 
12.2

4 

2011 10.58 7.69 6.45 6.91 7.85 10.88 6.66 7.66 
12.7

9 

2012 12.25 9.55 7.94 11.92 8.98 12.53 8.05 8.95 
14.6

9 

Fuente: OSINERGMIN 

El Tabla 0-11 diferencia los precios por nivel de tensión para las ventas de los 
distribuidores. De la comparación entre los precios del mercado regulado 
entre alta tensión  y media tensión se puede calcular el precio del VAD de 



 

media tensión, igualmente la diferencia entre los precios regulados de media 
y baja tensión permite estimar el VAD de baja tensión que se indican en la 
Tabla 3.3. Se puede apreciar que en el mercado libre la diferencia entre los  
precios a diferentes niveles de tensión no permite obtener los precios de la 
transmisión y subtransmisión puesto que pesan más las diferencias en la 
contratación que los niveles de tensión.  
 

Tabla 0-12. Diferencias entre tensiones de los precios medios en el 
mercado regulado (US$/KWh), antes de impuestos 

Año MT - AT* 
BT - 

MT** 

2004 0.19 3.98 

2005 0.45 4.23 

2006 0.70 4.46 

2007 0.59 4.58 

2008 0.70 4.86 

2009 0.46 4.84 

2010 0.78 4.96 

2011 1.00 5.13 

2012 0.90 5.74 

** Costos de distribución implícitos; *Costos de transmisión implícitos 

Fuente: OSINERGMIN 

La Tabla 0-13 muestra el precio promedio de la electricidad vendida por los 
generadores en el mercado libre.  De la comparación de las Tabla 0-10 y Tabla 
0-11 se nota que los precios fueron comparables entre las ventas de los 
generadores y distribuidores en el mercado libre hasta el año 2010 en donde 
las ventas de los distribuidores empiezan a encarecerse un poco. No obstante,  
el alto valor indicado para Alta Tensión por los distribuidores no parece tener 
una buena explicación a no ser que se deba a migración de los distribuidores 
hacia los generadores.  



 

Tabla 0-13. Precio Promedio de la Electricidad de 
Generadoras 

Año Total 
Mercado Libre 

MAT AT MT 

2004 5.18 5.72 3.94 4.80 

2005 5.54 5.95 4.17 5.64 

2006 5.58 5.88 4.50 5.74 

2007 5.42 5.81 4.37 5.07 

2008 6.70 6.95 5.86 6.64 

2009 5.65 5.62 5.49 5.94 

2010 5.40 5.29 5.83 5.64 

2011 5.75 5.73 5.72 5.83 

2012 6.85 6.87 6.80 6.82 
 

 

Fuente: OSINERGMIN 

No es posible igualmente discernir una diferencia  entre los niveles de tensión 
para mercado abastecido por generadores. 
 
En la Tabla 0-14 se muestra el precio de la electricidad discriminado por 
usuario de la demanda. 
 

Tabla 0-14. Precio Promedio de la Electricidad por usuario de la 
Demanda (US$/KWH) 

Año Industrial 
Comercia

l 
Residencia

l 
Alumb. 
Público 

Precio 
Medio 

2004 5.38 7.77 9.96 9.67 7.04 

2005 5.77 8.47 10.84 10.29 7.63 

2006 5.73 8.2 10.76 10.83 7.55 

2007 5.6 8.26 10.69 10.29 7.4 

2008 6.66 8.89 11.27 10.67 8.22 

2009 6.09 9.44 11.93 11.53 8.26 

2010 5.91 10.11 12.21 12.07 8.32 

2011 6.4 10.02 12.85 12.33 8.74 

2012 7.92 10.57 14.62 14.53 10.21 
 

Fuente: OSINERGMIN 

La Tabla 0-14 confirma las diferencias en el voltaje y la modalidad de 
contratación entre los diferentes tipos de usuarios. Nótese que el precio para 



 

usuario residencial en 2012 coincide con el valor del mismo año para baja 
tensión regulada de la Tabla 0-11 como debería ser el caso. 
 
Adicional a los datos mostrados anteriormente, el regulador Osinergmin 
realiza regularmente un cálculo comparativo con los precios de la electricidad 
en otros países de la región. Este ejercicio se realiza para siete diferentes tipos 
de usuarios (con consumos de 30, 65, 125, 500 y 1,000 kWh/mes), cinco de 
ellos de carácter doméstico/residencial, uno comercial y uno industrial. 
 
Todos los consumidores residenciales corresponden al ―Pliego Tarifario‖ 
denominado BT5B, que son los usuarios más comunes, los cuales tienen 
solamente un medidor simple de energía. A continuación se muestra la 
estructura tarifaria (los valores corresponden a diciembre de 2012 y están en 
Nuevos Soles, la moneda oficial de Perú). 
 

Tabla 0-15. Estructura de la Tarifa de los Consumidores 
Residenciales (BT5B) 

Cargo Tarifario Unidad 
Valor sin 

impuestos 

0-30 kW.h - Cargo fijo S/./mes 2.37 

0-30 kW.h - Energía ctm. S/./kW.h 25.38 

31-100 kW.h - Cargo fijo S/./mes 2.37 

31-100 kW.h - Ener.prim.30 
kW.h 

S/./mes 7.61 

31-100 kW.h - Ener.exces.30 
kW.h 

ctm. S/./kW.h 33.84 

>100 kW.h - Cargo fijo S/./mes 2.43 

>100 kW.h - Energía ctm. S/./kW.h 34.65 
 

Fuente: OSINERGMIN 

En el caso de los consumidores comercial e industrial, se escogieron dos 
usuarios con formas de consumo ―típicos‖ de cada uno de estos dos sectores 
y se simuló el costo total de la factura resultante. Las estructuras tarifarias 
para cada uno de estos usuarios corresponden a la MT2 (medición de dos 
potencias  y energías en horas de punta y fuera de punta) para el caso 
industrial y la MT4 (medición de una potencia y una energía) para el caso 
comercial. Las estructuras tarifarias MT2 y MT4 se muestran a continuación. 
 



 

Tabla 0-16. Estructura de la Tarifa de los Consumidores Industriales 
(MT2) 

Cargo Tarifario Unidad 
Valor sin 
impuesto 

cargo Fijo S/./mes 3.46 

Energ. Activa en HP ctm. S/./kW.h 15.78 

Energ. Activa HFP ctm. S/./kW.h 13.57 

Pot. Generación HP S/./kW-mes 27.31 

Pot. Distribución HP S/./kW-mes 9.35 

Exceso Pot. Distribución 
HFP 

S/./kW-mes 
11.00 

 

Fuente: OSINERGMIN 

Tabla 0-17. Estructura de la Tarifa de los Consumidores Comerciales 
(MT4) 

Cargo Tarifario Unidad 
Valor sin 
impuesto 

cargo Fijo S/./mes 2.89 

Energía Activa  ctm. S/./kW.h 14.11 

Pot. Contratada o Máxima Demanda para 
Clientes: 

Pot. Generación 
HP 

S/./kW-mes 
21.93 

Pot. Distribución 
HP 

S/./kW-mes 
10.08 

 

Fuente: OSINERGMIN 

Con el propósito de hacer comparaciones consistentes, se incluyen por 
separado las curvas de carga referenciales de los consumidores comercial e 
industrial. 
 
En base a lo previamente indicado, en la Tabla siguiente se presentan los 
resultados correspondientes a los precios promedios de los dos años 
referenciales, 2008 y 2012, expresados en céntimos de US Dólares por kWh.  
 

Tabla 0-18. Precio Promedio de la Electricidad (céntimos US$/kWh) 

 
Residencial 

Comerci
al 

Industri
al 

Consumo 
Mensual 

30 65 125 500 1,000 50,000 500,000 



 

(kWh) 

2008 10.31 10.36 11.26 10.9 10.72 15.47 5.61 

2012 12.99 13.1 14.28 13.84 13.62 9.35 7.57 

Fuente: OSINERGMIN 

La Figura 0-10, muestra la evolución de la tarifa Residencial en Nuevos Soles 
en Lima Norte. Es importante notar las alzas en moneda local corriente a 
través del tiempo.  
 

 
Figura 0-10. Tarifa residencial Lima Norte BT5B (Ctm. S/./ KWh), 

2001 - I SEM 2012 

Fuente: GART - OSINERGMIN  



 

 

 

Figura 0-11. Composición del precio al usuario residencial en Lima 
Norte, 2012 

Fuente: OSINERGMIN 

La Figura 0-11 muestra la composición del precio al usuario residencial 
en Lima Norte en el año 2012. Como se observa, el Valor Agregado de 
Distribución para Baja Tensión –VADBT– representa el 28% del precio al 
usuario final residencial en Lima Norte. Este valor es menor a la participación 
del costo de distribución implícito para el mercado regulado en la tarifa al 
usuario final de baja tensión de todo el país, que asciende a 39% en 2012, lo 
que puede explicarse por diferencias tanto en el valor del VAD como en 
menores costos de transmisión y generación para Lima donde se concentra el 
50% de la carga y la generación del país. 

Es importante recalcar que todos los precios promedios indicados en los 
cuadros que acabamos de proporcionar incluyen el total de todos los cargos, 
desde el costo de generación (en energía y potencia) como los cargos de 
transmisión y de distribución (donde correspondan). Dado que en Perú no 
existe la figura de la empresa comercializadora, separada de la empresa de 
distribución, los costos de distribución (el valor agregado de distribución, 
VAD) incluyen los de comercialización. 
 
Los precios de los consumidores libres 
 
Precios de Contratos registrados 
Como se indicó anteriormente, Los precios anteriores del mercado libre 
corresponden a lo efectivamente pagado por los clientes. OSINERGMIN lleva 
un registro de los contratos firmados  en el mercado libre, precio y duración  
así como de las cantidades transadas. Para efectos comparativos en este caso 

Precio de la 
potencia:13

% 

Precio de la 
energía:38% 

Peaje por 
compensaci
ón al SST:5% 

Peaje por 
conexión al 

SPT:8% 

VADBT:28% 

VADMT:8% 



 

los consumos y precios de los usuarios libres se han estandarizado a nivel de 
Barras de Referencia de Generación (BRG). Este nivel incluye Potencia pero 
no transmisión. La página puede consultarse en el portal de 
OSINERGMIN141. La ¡Error! No se encuentra el origen de la referencia. 
muestra la evolución de los precios del Mercado libre desde 2004 a 2012. 
Comparando estos precios, con los obtenidos en la Figura 0-12 para el 
Mercado libre, se puede estimar un costo aproximado de transmisión de 10 
US$/MWh. 

  

Tabla 0-19Precios Promedios de Generación en el Mercado Libre 
(US$/MWh) 

 

Fuente: OSINERGMIN 

                                                           
141  OSINERGMIN  GART  
http://srvgart07.osinerg.gob.pe/SICLI/principal.aspxMIN 
 

Mes 2004 2005 2006 2007 2008 2009 2010 2011 2012

Ene 63.9 51.12 48.32 48.01 48.78 47.83 53.2 51.76 55.37

Feb 67.71 51.88 50.77 49.83 49.53 49.43 53.73 54.49 56.15

Mar 65.29 50.52 49.4 48.58 47.81 47.55 50.77 53.49 56.66

Abr 57.57 51 50.72 49.42 50.27 47.11 55.16 55.07 56.13

May 52.61 53.41 52.74 48.83 53.22 46.68 48.63 53.21 58.35

Jun 53.19 54.8 51.77 52.77 61.5 49.22 47.95 53.24 58.98

Jul 54.53 52.11 51.79 50.55 58.3 48.61 48.35 53.79 58.61

Ago 61.45 52.46 54.71 51.92 67.71 47.32 48.85 54.09 58.5

Sep 68.07 51.47 57.87 52.35 67.39 48.11 50.3 55.46 58.89

Oct 60.63 50.12 50.96 51.62 55.4 46.28 49.39 53.51 59.58

Nov 62.91 51.41 48.72 51.14 54.42 49.74 50.01 54.96 58.06

Dic 61.4 49.98 47.41 52.19 55.65 53.03 50.06 53.73 57.71

Promedio 62.65 50.55 47.48 50.1 52.21 50.43 51.63 52.74 56.54

http://srvgart07.osinerg.gob.pe/SICLI/principal.aspxMIN


 

 

Figura 0-12. Precio Promedio Mensual en el Mercado Libre y el 
Precio en Barras de Generación 

Fuente: OSINERGMIN 

El mercado ―libre‖ de contratos de suministro en Perú representa el 43.6% de 
la demanda global. Algunos datos estadísticos ayudan a apreciar la 
importancia relativa de este mercado. En el 2012, el consumo de electricidad 
de este mercado, compuesto de 208 usuarios (en 272 suministros), ha sido 
14,744 gigavatios-hora (GWh), con una demanda de potencia máxima 
promedio de unos 1,860 MW (35% de la demanda máxima del sistema). La 
minería ha representado el 54.1% del consumo, seguida por la industria de la 
fundición con 12.3%. La minería también representa el mayor número de los 
grandes usuarios con 86. El factor de carga promedio de esta demanda ha 
sido 0.9, lo que representa una base amplia de consumo. La Figura 0-13 
muestra el detalle de la composición del mercado ―libre‖ por sector de 
consumo en el 2012. 
 



 

 
Figura 0-13. Ventas de Energía (GWh) en el Mercado Libre por 

Actividad 

Fuente: OSINERGMIN 

La Figura 0-14  y la Tabla 0-20 muestran por su parte la dispersión de precios 
por sector económico a nivel de BRG y expresada en centavos de Nuevo Sol 
para el mes de diciembre de 2012. Como puede apreciarse, la dispersión en 
algunos casos, es grande entre sectores y entre usuarios de un mismo sector. 
 



 

 
Figura 0-14. Precio Medio Libre por Actividad Económica Ctm 

S/./kWh ‐ Diciembre 2012 

Fuente: OSINERGMIN 

Tabla 0-20. Precios Medios Libres (ctm S/./kWh) 

Actividad 
Precios Medios Libres (ctm S/./kWh) 

Precio 
Medio 

Más Alto Más Bajo 

Agroindustria 16.85 21.91 11.04 

Alimentos 15.36 25.66 13.11 

Bancos y financieras 14.67 15.92 12.54 

Bebidas 15.41 19.71 13.69 

Cables 17.87 17.87 17.87 

Cementos 15.05 32.31 10.91 

Cerámicos 14.39 15.81 12.6 

Comercio 15.23 16.48 14.61 

Construcción 16.27 23.09 15.64 

Fundición 11.73 25.23 9.57 

Hidrocarburos 13.44 16.68 11.5 

Industria 
Metalúrgica 

14.06 17.26 8.97 

Minería 15.96 32.85 7.65 



 

Otros 15.72 24.03 12.05 

Papel 13.67 17.03 9.43 

Pesquería 16.59 28.43 12.23 

Químicos 11.19 16.24 9.67 

Saneamiento 13.84 17.61 11.57 

Textiles 14.55 34.2 11.3 

Transporte 16.88 18.67 15.17 

Vidrios, cauchos y 
plásticos 

14.51 15.99 11.9 

Fuente: OSINERGMIN 

La Figura 0-15 muestra, por su parte, como cerca del 40% de los contratos 
tienen vencimiento en menos de dos años a partir de diciembre y solo el 25% 
de los contratos tienen vencimiento mayor a 5 años. 
 

 
Figura 0-15. Años para el vencimiento de contratos y número de 

puntos de suministro por tipo de empresa (Base diciembre 2012) 

Fuente: OSINERGMIN 

La Figura 0-16 muestra como  el 74% del consumo de energía en el mercado 
libre se da  a MAT y AT lo que se explica por la participación de la gran  
minería. Este es un caso similar al chileno pero diferencia del caso 
colombiano. 
 

<0 - 1] 
29.2% 

<1 - 2] 
12.1% 

<2 - 5] 
33.7% 

<5 - 10] 
22.7% 

<10 - 15] 
2.3% 

G:32 
D:45 

G:2
0 
D:1
2 

G:38 

G:1 
D:5 

G: Contratos con Generadores      D: Contratos con 



 

 
Figura 0-16. Ventas de energía - Puntos de suministro Mercado Libre 

Fuente: OSINERGMIN 

 

 
Figura 0-17. Precio medio usuarios libres (Ctm. S/./KWh), 2003 – 

Mayo 2012 

Fuente: GART-OSINERGMIN 

Las figuras anteriores, que están dados en base a contratos registrados, son 
útiles para validar los valores encontrados con base en los valores facturados 
de las secciones anteriores. Estas indican, no obstante, que existe una 
varianza importante en los precios, independientemente del voltaje a que 
contraten debido a los plazos y tiempos en que fueron contratados. Debe 
notarse, como algunos sectores, como el químico y el de fundición que 
representan un poco más del 10%, tienen los contratos a más bajo precio 
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aunque una dispersión grande. Nótese que los valores en base a los 
facturados representan un valor ponderado de los precios, mientras que los 
tratados en esta sección representan un promedio aritmético de los precios. 
Para efectos de las comparaciones con otros países es preferible utilizar los 
valores con base en la facturación. 
 
Factores que afectan los precios 
 
Tanto los precios al por mayor como los precios de contrato medidos en US$ 
aparecen relativamente bajos cuando son comparados con otros precios de 
América Latina. Varios factores pueden contribuir a ello, como son la tasa de 
cambio que se utilice, la inflación y algunos fundamentales como 
competencia que se obtenga en las compras al por mayor y el costo relativo 
de los recursos de energía primaria. Perú tiene una economía con uno de los 
mayores crecimientos en Latinoamérica, pero no ha presentado brotes 
inflacionarios como puede verse de la comparación de datos 
macroeconómicos presentados durante la selección.  La tasa de cambio ha 
permanecido relativamente estable en el periodo de la comparación pero 
durante el último año ha experimentado, al igual que Colombia, una 
revaluación del orden del 10%. El alza de los precios de los contratos ocurrido 
en 2012, no obstante, parece similar tanto en moneda extranjera como local.  
 
A continuación analizaremos otros factores que creemos han afectado la 
evolución de los precios. A nivel de generación, el primero de ellos es la 
expansión del sector con base a unidades térmicas con un precio del 
combustible muy inferior al encontrado en otros países; el segundo fue el 
establecimiento de un sistema de contratación obligatoria para toda la 
demanda regulada a partir de 2008 lo que permitió, al igual que en Colombia 
el Cargo por Confiabilidad, restablecer la inversión en generación; en cuanto 
a la transmisión debe notarse la concentración de la generación y el consumo 
en el nodo de Lima, aunque en el futuro el cargo puede incrementar por la 
necesidad de mejorar la seguridad en los extremos del sistema 
interconectado. A nivel de distribución, las pérdidas parecen estar bajo 
control a nivel nacional, aunque la reciente expansión en electrificación rural 
puede aumentarlas en sitios particulares. Existe un sistema de subsidios 
cruzados que al momento no parece muy oneroso pero que en el futuro 
podría incrementarse. Por último, debe tenerse en cuenta que cuando se 
quiere comparar con Colombia es necesario recordar que a los valores de 
precios indicados debe añadirse el IVA que en la actualidad es del 18%. Con 
anterioridad al año 2009 se cobraba también un 1% adicional para los 
subsidios de los consumidores de bajos ingresos.  
 



 

A continuación de documenta la situación especial de Perú con respecto al 
gas natural mientras que el detalle de los sistemas de subastas y regulación 
de la transmisión y distribución se presentan en el Anexo 2. 
 
8.5 La canasta energética y precio del gas Natural 
Debe destacarse la creciente participación del gas natural en la canasta de 
generación en Perú a partir de 2008, promovido por la construcción de Ciclos 
combinados incentivada por un bajo precio del gas natural en Perú.  
 

 
Figura 0-1. Evolución de la energía producida en el sistema (GWh), 

2002 - 2012 

Fuente: OSINERGMIN 

El desarrollo del gas natural en el Perú se disparó con el descubrimiento de la 
SHELL en CAMISEA en la selva suroriental durante la década de los 
noventa. Sin embargo, la SHELL y el gobierno no pudieron ponerse de 
acuerdo y ésta abandono el proyecto. Más tarde el Gobierno llegó a acuerdos 
con otros operadores para explotar el gas, transportarlo a la costa y establecer 
una planta de separación del condensado que le permitiría exportar los 
líquidos. El resto del gas sería en parte exportado y en parte atendería el 
mercado interno. Como parte de estos acuerdos se establecieron tarifas para 
el gas interno substancialmente inferiores al precio internacional.  
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Tabla 0-1. Precio del Gas para Generación Eléctrica (US$/MMBTU) 

Central 2005 2006 2007 2008 2009 2010 2011 2012 

Ventanilla 
1.834
2 2.0523 2.0574 2.1681 2.2698 

2.270
7 

2.368
6 

2.463
7 

Santa Rosa 1 
1.887
9 2.1371 2.1721 2.2369 2.3446 

2.390
6 2.449 

2.551
3 

Santa Rosa 2 
1.887
9 2.1389 2.1721 2.2369 2.3446 

2.382
8 

2.448
4 

2.551
3 

Chilca I 
1.773
1 2.0108 1.9874 2.1145 2.2166 2.212 

2.316
8 

2.411
7 

Kallpa 
  2.019 2.0074 2.1363 2.2373 

2.213
8 

2.316
3 

2.411
2 

Las Flores 
            

2.595
6 

2.701
9 

Pisco 
            

2.278
2 

2.431
2 

Independenci
a             

2.376
6 

2.476
2 

Aguaytía 
0.9 1.7303 1.0697 1.3062 1.88 1.9 

2.343
8 

2.446
8 

TG1 y TG2 de 
Malacas 

2.920
2 1.7772 2.0906 2.1522 2.2498 

2.246
4 

2.343
8 

2.446
8 

TNG4 de 
Malacas     1.3309 1.4986 2.2498 

2.246
4 

2.343
8 

2.446
8 

Fuente: OSINERGMIN 

Estas tarifas de gas regulado han permitido la expansión del sistema eléctrico 
a un bajo costo mediante ciclos combinados 
 
Las reservas probadas al 2010 se encuentran en el orden de 11.5 TCF (1012 
pies cúbicos), aproximadamente el 5.3% de las reservas probadas en América 
del Sur (Venezuela tiene el 68.5% de las reservas). Camisea (lotes 88, 56 y 57), 
ubicado en la parte oriental del centro del país, en la región amazónica del 
Cusco, es el mayor campo de gas natural del país (con 11.1 TCF de reservas 
probadas). Las estimaciones actuales de consumo interno de gas natural 
indican que las reservas probadas actuales podrían durar unos 35 años. Por 
otra parte, considerando la exportación de GNL (por Perú LNG), las reservas 
para el consumo interno se reducen a un horizonte de 20 años.  Sin embargo, 
como parte de la negociación del Presidente Humala con las compañías éstas 
accedieron en 2012 a destinar el lote 88 de Camisea para el consumo interno.  
 



 

 
Figura 0-18. Demanda, Volumen Recuperable y Reservas Probadas 

Fuente: MINEM y GCA 



 

El Sistema Eléctrico Peruano 
 
El suministro de electricidad del país proviene de la auto-generación de 
algunos usuarios y por la generación en el sistema de servicio público. La 
auto-generación ha sido siempre un componente importante de la 
producción total de energía, sobre todo porque la minería es una de las 
principales actividades económicas del país y tradicionalmente esta actividad 
ha producido directamente un alto porcentaje de sus necesidades de energía 
(la minería en el Perú se encuentra generalmente en lugares remotos, de 
difícil acceso para las redes eléctricas). 
 
Hasta 1997, en promedio la auto-generación representó cerca del 21% de la 
generación total de electricidad. A partir de 1998, con la expansión del 
sistema interconectado nacional, el porcentaje de la auto-generación ha ido 
disminuyendo, manteniéndose más o menos constante en un valor alrededor 
de 1,800 GWh anuales, hasta el 2009. En el periodo 2010-2012 la 
autogeneración se ha duplicado hasta alcanzar 3,638 GWh el 2012, 
representando un 9% del total de producción eléctrica en el país. El gráfico a 
continuación muestra la composición de la generación total en el 2012, tanto 
la producción propia como la generación en el sistema de servicio público.  
 
Como se puede apreciar en el Gáfico 2.3, en el 2012 la producción total de 
electricidad, tanto del sistema como de los auto-productores, fue 40,941 GWh, 
de los cuales la producción para el servicio público fue 37,303.5 GWh, de los 
cuales 21,062.1 GWh (el 51.4%) provino de recursos hídricos y renovables; 
siendo el porcentaje más bajo de generación hidroeléctrica en los últimos diez 
años (en 2003, la producción hidroeléctrica representó el 85% de toda la 
generación del sistema).  
 

 



 

 
 
Figura 1. Producción Total de Energía Eléctrica en el 2012 

La figura anterior muestra la evolución de la producción de energía eléctrica 
en el sistema (sin considerar la auto-producción) de fuentes hidráulica y 
térmica, en los últimos diez años, notándose claramente el crecimiento 
sostenido de la generación térmica en comparación con la generación 
hidroeléctrica (desde el 2011, la hidroeléctrica incluye la generación de otras 
renovables). La generación térmica en el sistema ha pasado de 9,082 GWh en 
2007 a 16,241 GWh en 2012, un aumento de 80% en cinco años. 

 

 
Figura 2. Producción de Energía Eléctrica en el Sistema, Periodo 2002-2012 
 
Esta importante reducción del porcentaje de la producción de energía 
hidroeléctrica en la generación total de electricidad es el resultado del 
desplazamiento del interés de inversión de hidroeléctricas a plantas térmicas 
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por el sector privado, alentado por las poco atractivas condiciones de 
inversión en hidroeléctricas comparadas con aquellas de las plantas térmicas 
y el precio bajo del gas natural para la generación de electricidad.  
 
En la Figura 3, la producción de energía eléctrica por tipo de fuente en el 2012 
muestra que el gas natural es el principal combustible de generación térmica, 
representando el 41% de la generación total. La generación térmica restante es 
producida por plantas que usan derivados del petróleo (diesel y residual) y 
plantas de carbón, que representa el 0.7%, el 0.3% y el 1.5% del total, 
respectivamente. En comparación con el 2007, la generación de energía 
hidroeléctrica se ha reducido del 68% al 56% y la generación térmica con gas 
natural ha pasado de 26% al 41%. Este incremento de la producción térmica 
se inició en 2004, coincidiendo con el inicio de la operación del gasoducto de 
gas natural de Camisea. 
 
 

 
Figura 3. Producción de Energía Eléctrica el 2012 por Tipo de 

Combustible 

 
En cuanto a la evolución del consumo de electricidad (como puede apreciarse 
en figura 3), se ha estado creciendo a una tasa promedio de 6.32% en los 
últimos cinco años, que es un poco inferior al promedio de los cinco años 
previos 2002-2007, en que fue 7.03%. Esto se debe principalmente al casi nulo 
crecimiento en el 2009 (0.29%) debido a la crisis económica mundial. En el 
periodo de diez años 2002-2012 la tasa promedio de crecimiento del consumo 
de electricidad ha sido 6.67%.  Los aumentos de consumo en los últimos dos 
años, 2006-2007 y 2007-2008, han sido 10.9% y 9.9%, respectivamente, lo que 
indica una tendencia creciente en consonancia con el crecimiento económico 
del país.  
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Hace 10 años, en el 2002, el consumo de electricidad por los usuarios al por 
menor representaba alrededor del 52.4% del consumo total, el 47.6% restante 
correspondía al consumo de los usuarios de gran tamaño. En los últimos 
cinco años, esta proporción ha venido cambiando ligeramente a un mayor 
consumo del sector minorista. En 2012 el porcentaje de consumo de los 
grandes usuarios representó el 43.6% del total. Aunque este porcentaje ha 
disminuido un poco en los últimos años, continúa siendo relativamente alto 
si se compara con el de otros países de la región, en los cuales el consumo de 
los grandes usuarios de electricidad está en el orden de 30% a 35% del total. 
Esto tiene una gran influencia en el mercado de la electricidad, porque los 
suministradores de electricidad pueden negociar contratos sin las 
restricciones de un precio regulado con una gran parte de la demanda. La 
industria ha sido el sector que más ha contribuido al crecimiento de la 
demanda de electricidad. 

 

 
Figura 4. Consumo de Energía Eléctrica en el Sistema en el Periodo 2003-
2012 
 
Como se muestra en el figura 5, en el 2012 el consumo de electricidad en el 
sector industrial ha representado el 53% del total, seguido por el consumo 
residencial con un 24%, el consumo comercial con 21%, y el consumo de otros 
2% (principalmente el alumbrado público). 
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Figura 5. Consumo de Energía Eléctrica por  Clase de Usuario el 2012 
 
Respecto a la máxima demanda, tal como se muestra en la figura 6, la 
potencia pico en 2012 fue 5,291 MW. El día de máxima demanda fue el 7 de 
diciembre de 2012, con una distribución horaria como la indicada (la hora 
pico fue a las 20:00 horas). La máxima demanda del 2012 fue 6.65% mayor 
que en 2011, pero inferior al incremento entre el 2010 y 2011 que fue 8.34% (y 
considerablemente menor al aumento récord de 10.8% entre 2006 y 2007).  

 

 
Figura 6. Máxima Demanda en el Sistema en el Periodo 2003-2012 
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Principales aspectos de la Regulación del sector 
 
El esquema básico de subastas de suministro de electricidad de Perú se estableció 
en la Ley N° 28832, con las siguientes características principales:  
 

 El suministro a las empresas de distribución para abastecer a los usuarios 
regulados se puede establecer mediante: a) la contratación directa a un 
precio no mayor al de las tarifas de generación determinadas por el 
regulador, o b) contratos resultantes de subastas competitivas de 
suministro;  

 La demanda prevista de los usuarios regulados, al menos para los 
próximos dos años, debe ser contratada en su totalidad por los 
distribuidores; 

 Los distribuidores podrán combinar sus demandas para participar 
conjuntamente en las subastas de suministro, y los grandes usuarios (de 
libre contratación) pueden solicitar incorporar sus demandas en una 
subasta de suministro; 

 Los distribuidores deben llamar a las subastas de suministro con una 
anticipación no menor de tres años antes de los requerimientos de la 
demanda, y con una duración contractual de no menos de cinco años; 

 Durante el período transitorio inicial de tres años de aplicación de la ley 
(que finalizó en junio de 2009), las subastas de suministro se pueden hacer 
con una anticipación menor de tres años y para los períodos de 
contratación menores a cinco años;  

 El regulador establecerá un precio máximo en cada subasta, sobre el cual 
ninguna oferta será aceptada. Este precio máximo se mantendrá en 
reserva. El regulador podrá modificar el  precio máximo aceptable 
después de cada ronda si la subasta queda desierta.  

 
En abril de 2007, OSINERGMIN estableció las directrices generales y el modelo 
de contrato para las subastas de suministro (Resolución 101-2007-OS/CD), 
aplicables durante los tres años del período transitorio. Posteriormente, en 
octubre de 2008, el Ministerio de Energía y Minas aprobó el reglamento general 
de las subastas de suministro (DS 052-2007-EM) y OSINERGMIN, en diciembre 
de 2008, aprobó los procedimientos para las subastas de suministro de largo 
plazo (Resolución 688-2008 -OS/CD).  
 
La figura 7 a continuación describe, en el tiempo, de forma resumida el esquema 
de las subastas de suministro en la regulación peruana. Primero, como se indicó 
anteriormente, la Ley 28832 estableció un periodo transitorio (incorporando las 
licitaciones que se iniciaron el 2006 bajo un régimen especial) que abarcó hasta 
mediados del 2009, principalmente para contratos de corto plazo. Luego de este 



 

periodo de ajuste a la nueva ley, se establecieron los dispositivos legales para las 
licitaciones de corto, mediano y largo plazo del régimen regular.  
 

 
Figura 7. Esquema de subastas de suministro 

Aparte de las normas y procedimientos generales para las subastas a largo plazo, 
se han establecido las siguientes disposiciones adicionales, entre otras:  
 

 El procedimiento de las subastas temporales estableció solamente la forma 
de ―sobre cerrado‖ para la presentación de propuestas. En los reglamentos 
permanentes, los distribuidores podrán optar entre un procedimiento de 
―sobre cerrado‖ o un sistema electrónico de subasta de tipo ―reloj 
descendente‖, llevado a cabo por un subastador; 

 Los generadores podría presentar más de una oferta independiente; 
 La ofertas podrán presentarse para un período más corto que el solicitado 

por los distribuidores; 
 Las cantidades ofrecidas por los generadores (de potencia y energía 

asociada) deben ser especificadas para cada mes del año, y no pueden 
reducirse en los años durante el período ofrecido;  

 Las ofertas son aceptadas en orden ascendente de precios, principiando 
por la más baja hasta la más alta que sea inferior o igual al precio máximo 
establecido, hasta copar la cantidad de energía requerida, o hasta que ya 
no haya más ofertas;  

 A las ofertas ganadoras se les paga el precio ofertado (una subasta de 
precios discriminatorios);  

 El precio máximo, que es mantenido en reserva, es hecho público en el 
caso de que la subasta es declarada total o parcialmente desierta (cuando 
el cien por ciento de la cantidad demandada no ha sido cubierta), y que al 



 

menos una de las propuestas haya ofertado un precio superior al precio 
máximo;  

 Si la cantidad demandada no ha sido totalmente cubierta, se llamará a una 
nueva ronda para completar la cantidad solicitada. No hay la obligación 
de los generadores que participaron en una ronda de ofertas anteriores a 
participar en la nueva ronda, o prohibición de participar en una ronda de 
ofertas, si no se ha participado en las rondas anteriores; y 

 Si las subastas son llamadas con una anticipación de más de tres años, los 
distribuidores recibirán un incentivo de pago, que será añadido al precio 
de suministro de las subastas y pasado a los consumidores. El incentivo 
no podrá ser superior a 3 % del precio resultante de las subastas.  

 
Hay otras dos piezas importantes de legislación que han sido aprobadas en 2008, 
relacionadas con el sistema de subasta, orientadas a promover la inversión en 
generación hidroeléctrica. En primer lugar, el Decreto Legislativo (DL) N° 1041 
amplió el período máximo contractual de los resultados de las subastas de 10 
años, estipulado en la Ley N° 28832, a un período de 20 años (más en línea con 
financiación a largo plazo de centrales hidroeléctricas); y estableció un 
―descuento‖ al precio ofertado por generación hidroeléctrica que participen en 
las subastas de suministro, en la comparación de precios con las otras tecnologías 
(básicamente la generación térmica). El descuento aplicable será establecido por 
el regulador en cada subasta. En segundo lugar, el Decreto Legislativo (DL) N° 
1058 ha establecido un incentivo fiscal a las inversiones en proyectos 
hidroeléctricos, permitiendo la amortización ―acelerada‖ del capital hasta en un 
periodo de 5 años. 
  
El objetivo principal de las subastas de suministro en el período transitorio, 
además de dar tiempo para adaptarse y desarrollar los nuevos reglamentos 
necesarios, fue corregir las deficiencias existentes en las empresas de distribución 
respecto a sus obligaciones de suministro, debido a la ―negativa‖ de los 
generadores a contratar suministros a la tarifa regulada. Como resultado de esta 
situación una importante porción de la demanda regulada no tenía contratos de 
suministro, procediendo los distribuidores al ―retiro‖ del suministro necesario 
del sistema y proceder a consignar de los pagos correspondientes, calculados en 
base a la tarifa regulada de generación. 
 
Como se puede apreciar en la Tabla 1 a continuación, durante el período 
transitorio ha habido 14 subastas diferentes, dos en 2006, tres en 2007, cuatro en 
2008 y cinco en 2009. Los requerimientos de la primera subasta en 2006 fueron 
casi totalmente cubiertos en la primera ronda. En la segunda subasta se cubrió el 
70.3%, en dos rondas (la segunda ronda quedó desierta). El precio medio de estas 
dos subastas fue 9.11 céntimos de Nuevo Sol por kWh (en la tabla los precios en 
paréntesis son los correspondientes en US$ por MWh de la fecha de las subastas). 



 

 
Tabla 1. Información Subastas realizadas en Perú, 2006 - 2009 

Añ
o  

Empresas de 
Distribución  

Convocatori
a  

Fecha  
Cubiert
o  

Precio 
Promedio 
de 
Adjudicació
n (ctms. 
S/./kWh)  

Precio 
Máximo de 
Adjudicació
n (ctms. 
S/./kWh)  

200
6 

Distriluz – 
Electrosur 

1 
18.12.0
6  

99,2%  9,11 9,12 

Luz del Sur – 
Electro Sur 
Medio 
(ELSM)  

1 
18.12.0
6  

70,3%  9,11  9,12  

2 
16.03.0
7  

Desierto  -  No revelado  

Total  70,3%  9,11 ($28.46)   

200
7 

Edelnor – Luz 
del Sur  

1 
06.09.0
7  

66,7%  10,31  10,83  

2 
18.11.0
7  

13,1%  10,51  10,75  

3 
06.12.0
7  

Desierto  -  10,35  

4 
27.12.0
7  

15,8%  10,27  10,40  

5 
28.02.0
8  

 3,5%  9,62  10,15  

6 
31.03.0
8  

 0,9%  9,52  No revelado  

Total  100% 
10,30 
($33.86) 

  

Luz del Sur – 
ELSM - 
Edecañete 

1 
13.12.0
7  

74,3%  
10,29 
($34.76) 

10,56  

Coelvisac 

1 
27.12.0
7  

Desiert
o  

-  No revelado  

2 
12.02.0
8  

Desiert
o  

-  No revelado  

3 
08.04.0
8  

Desiert
o  

-  No revelado  

4 
09.05.0
8  

Desiert
o  

-  No revelado  

5 30.05.0 Desiert -  No revelado  



 

Añ
o  

Empresas de 
Distribución  

Convocatori
a  

Fecha  
Cubiert
o  

Precio 
Promedio 
de 
Adjudicació
n (ctms. 
S/./kWh)  

Precio 
Máximo de 
Adjudicació
n (ctms. 
S/./kWh)  

8  o  

200
8 

Hidrandina – 
Electro Nor 
Oeste – 
Electrocentro 
- Electro 
Ucayali  

1 
04.01.0
8  

Desierto  -  No revelado  

2 
28.02.0
8  

Desierto  -  No revelado  

3 
31.03.0
8  

19,1%  9,93  No revelado  

4 
30.04.0
8  

3,3%  10,13  10,50  

Total  22,4%  9,96 ($36.34)   

Electro Sur 
Este – SEAL – 
Electrosur – 
Electro Puno  

1 
04.01.0
8  

Desierto  -  No revelado  

2 
31.03.0
8  

Desierto  -  No revelado  

3 
28.04.0
8 

Desierto - No revelado  

Electro Sur 
Medio  

1 
24.10.0
8  

Desierto  -  No revelado  

2 
01.12.0
8  

Desierto  -  No revelado  

3 
12.01.0
9  

Desierto  -  No revelado  

Luz del Sur - 
Edecañete 

1 
22.10.0
8  

30% 12,87  13,20  

2 
12.12.0
8  

Desierto  -  No revelado  

Total  30% 
12,87 
($43.33) 

  

200
9 

Hidrandina - 
Electronoroes
te -
Electronorte - 
Electrocentro 
- SEAL - 
Electro Puno - 
Electro Sur 

1 
30.01.0
9  

Desierto  -  11,28  

2 
27.02.0
9  

8,1%  11,44  11,70  

3 
02.06.0
9  

21,9%  10,66  No revelado  

Total    30% 10,87 ($36.1)   



 

Añ
o  

Empresas de 
Distribución  

Convocatori
a  

Fecha  
Cubiert
o  

Precio 
Promedio 
de 
Adjudicació
n (ctms. 
S/./kWh)  

Precio 
Máximo de 
Adjudicació
n (ctms. 
S/./kWh)  

Este 

Edelnor 

1 
26.03.0
9  

Desierto  -  12,30  

2 
03.06.0
9  

80% 12,17  13,10  

3 
22.07.0
9  

12% 12,92  13,10  

Total    92% 
12,30 
($41.18) 

  

Luz del Sur  

1 
04.06.0
9  

8,8%  12,99 ($43.5) 13,10  

2 ?        

Total          

Electro 
Tocache 

1 
21.08.0
9  

Desierto  -  No revelado  

Electro Sur 
Medio  

1 
24.08.0
9  

Desierto  -  No revelado  

Fuente: OSINERGMIN 

La Tabla 2 a continuación muestra las subastas bajo el régimen regular, cuatro en 
total hasta el 2011 (en el 2012 hubo dos licitaciones). El total de potencia 
adjudicada ha sido 1,745.3 MW con un precio promedio ponderado de 11.39 
céntimos de Nuevo Sol por kWh (valores entre paréntesis están en US$/MWh).  
 

Tabla 2. Subastas bajo el régimen regular 

Año 
Licitac
ión 

Convoc
atoria 

Fecha 
Cubi
erto 

Pote
ncia 
Adju
dica
da 
(MW
) 

Precio 
Pondera
do de 
Ofertas 
(ctms. 
S/. 
/kWh) 

Precio 
Máxim
o de 
Adjudi
cación 
(ctms. 
S/. 
/kWh) 

Perio
do 

Inicia
dos 

Edelno
r – Luz 

1 
14/04/
2010 

100% 650 
12.61 
($44.38) 

12.5 
2014 - 
2025 



 

en 
2009 

del Sur 
– 
Electro 
Sur 
Este – 
Electro 
Sur 
Oeste 
– 
Electro 
Puno y 
Electro 
Sur 

2 
02/09/
2010 

100% 30.8 
9.97 
($35.72) 

No 
revela
do 

Inicia
dos 
en 
2010 

Luz 
del Sur 
– 
Edelno
r – 
Edeca
ñete – 
Electro 
Orient
e y 
Electro 
Dunas 

1 
18/11/
2010 

100% 669.6 
10.86 
($38.70) 

No 
revela
do 

2014 - 
2023 

Inicia
dos 
en 
2011 

Electro
dunas 

1 
21/02/
2011 

100% 29.9 
11.17 
($40.31) 

No 
revela
do 

2014 -
2018 

Luz 
del Sur 
– 
Edelno
r – 
Edeca
ñete 

1 
15/12/
2011 

89% 356 
10.58 
($39.23) 

11.67 
2018 -
2027 

Fuente: OSINERGMIN 

En el sistema de subasta de Perú la cantidad base que se subasta es la 
demanda/capacidad de generación, a la cual se ―asocia‖ cantidades de energía 
en periodos de punta y fuera de punta. Los precios que se ofertan son sólo sobre 
la energía (de punta y fuera de punta), mientras que el pago de capacidad se 
realiza por separado, siguiendo el procedimiento estándar relacionado con la 
potencia firme de la planta y los costos unitarios regulados de una planta de 



 

punta. El pedido de suministro se puede requerir y ofertar dividido en dos 
partes: una parte fija mínima y una parte variable adicional opcional (hasta un 
máximo de 20% de la cantidad fija). La parte fija se considera un ―take or pay‖ 
mientras que la parte opcional se paga solamente lo que se toma, sin ninguna 
obligación mínima (subastas de energía firme, como en Brasil, o de 
―confiabilidad‖ de suministro, como en Colombia, no existen en el régimen 
peruano).  
 
Por otra parte, a las propuestas ganadoras se les paga el precio ofertado (precios 
discriminados) y no un precio uniforme correspondiente a la oferta aceptada con 
el mayor precio (el precio marginal de las ofertas). En situaciones competitivas, 
participantes en licitaciones con pago de precio uniforme, tienden a ofrecer sus 
costos de oportunidad, ya que cualquier oferta diferente aumenta la probabilidad 
de ser desplazada por una propuesta más barata. Por otra parte, las licitaciones 
con pago de los precios ofertados son menos propensas al ejercicio de poder de 
mercado.  
 
Aunque la reglamentación del sistema de subastas señala que estas no son 
discriminatorias respecto a la tecnología de generación, algunas disposiciones 
podrían afectar de manera diferente a la generación de energía hidroeléctrica o 
térmica. Tomemos por ejemplo el período de anticipación no menor de tres años 
necesarios para llamar a una subasta. La mayoría de las centrales térmicas se 
pueden construir en tres o menos años, por lo tanto nueva generación térmica 
puede fácilmente participar en las subastas. En el caso de la generación 
hidroeléctrica, de mediano a gran tamaño, su construcción necesita por lo 
general más de tres años, por lo tanto nuevas centrales hidroeléctricas 
difícilmente podían participar en convocatorias de subasta con anticipación de 
sólo tres años. Por otra parte, las cantidades futuras de suministro solicitadas por 
los distribuidores deben ser estimadas, aumentando su incertidumbre (y riesgo) 
a mayor sea el periodo entre el momento de la subasta y el inicio del suministro, 
por lo tanto no hay ninguna ningún incentivo en hacer subastas/contratos a 
largo plazo.  
 
En el reglamento se ha previsto un incentivo económico a los distribuidores para 
hacer llamados a licitación con una anticipación mayor a tres años. Por cada 6 
meses adicionales de periodo de anticipación sobre los 3 años, se obtiene un 
beneficio de 0.5% sobre el precio que el distribuidor debe pagar al generador, 
hasta un máximo de 3%, que correspondería a un adelanto de 3 años adicionales, 
para un total de 6 años. El problema con este mecanismo es que crea un costo 
adicional a los consumidores sin un beneficio económico claramente 
correspondiente y además puede inducir a un comportamiento oportunista de 
algunos distribuidores, los cuales sólo con el propósito de obtener el beneficio 
económico correspondiente, aumenten el período de anticipación de las subastas 



 

sin una necesidad real (atraer inversiones de largo plazo). Por ejemplo, si un 
distribuidor siempre llama a licitaciones con una anticipación de seis años, 
obtendría un beneficio económico directo de 3% sobre el precio ofertado, y los 
consumidores pagarían 3% más caro el suministro, sin ningún beneficio a los 
generadores quienes son los que deberían hacer las inversiones en proyectos de 
largo plazo.  
 
Otro punto digno de mencionar es la dificultad intrínseca mayor que tienen los 
promotores de proyectos hidroeléctricos para establecer una estrategia exitosa en 
las subastas cuando compiten con plantas termoeléctricas. La capacidad efectiva 
de una central térmica está bien definida y la producción de energía en la 
práctica no tiene ninguna restricción hasta el límite de su capacidad. Por lo tanto, 
los promotores de estas plantas tienen bastante flexibilidad para preparar sus 
ofertas en una subasta. Por otra parte, la capacidad efectiva y la producción de 
energía de las plantas hidroeléctricas son valores probabilísticos, que tienen las 
variaciones estaciónales y anuales, por lo tanto, no tienen mucha flexibilidad en 
lo que pueden ofrecer en una subasta. 
  
La capacidad firme de una planta hidroeléctrica, y su energía asociada, es la 
única cantidad ―segura‖ que puede ser ofrecida en una subasta. Para la mayoría 
de las plantas hidroeléctricas sería una estrategia equivocada ofertar un precio 
por la energía firme que permita obtener todos sus requisitos de ingreso 
solamente con la venta de esta energía. De esta manera, muy probablemente, 
perdería la subasta por solicitar un precio demasiado alto. Por otra parte, en una 
subasta sin discriminación de tecnología, el precio de la energía firme 
hidroeléctrica tiene que ser competitivo con el precio de la generación térmica a 
ciclo combinado. A este precio, no todos los requisitos de ingresos de una planta 
hidroeléctrica serán cubiertos, siendo necesarios ingresos adicionales que deben 
provenir de la venta de capacidad efectiva restante y la disponibilidad de la 
energía adicional correspondiente (la ―energía secundaria‖). Aquí hay dos 
posibilidades: (a) vender toda esta capacidad adicional y su energía asociada en 
la subasta, a un precio superior al precio de la energía firme, o (b) vender sólo 
una parte de esta capacidad y energía adicionales en la subasta y dejar el 
remanente para ―venderlo‖ al sistema, en el futuro, al precio de la energía 
marginal. 
  
En esta parte merece un comentario la introducción, en el DL N° 1041, de un 
descuento en el precio de la energía ofrecida por generación hidroeléctrica en 
comparación con las ofertas de generación térmica en las subastas de suministro. 
Dependiendo del nivel del descuento142, esta medida podría tener un impacto 

                                                           
142 La norma general debe ser tener un valor de descuento económicamente eficiente, 
solamente lo suficientemente alto como para compensar los costos de las ―barreras‖ 



 

importante en la promoción de la generación hidroeléctrica. Pero, al mismo 
tiempo, debe quedar claro que esta intervención en el sistema competitivo de 
subastas podría introducir nuevas (o ampliar las existentes) distorsiones de 
precios en el sector y producir una mezcla sub optima de plantas (un ―plant mix‖ 
ineficiente). 
 
 
Transmisión 
En 2006, junto con otros cambios en la legislación del mercado de la generación 
(la Ley 28832), la regulación de la transmisión fue modificada para superar las 
deficiencias indicadas. Se estableció un sistema obligatorio de planificación de la 
transmisión, bajo la responsabilidad del COES, directivas y regulaciones del 
OSINERGMIN y la aprobación final del MEM. Esta planificación de la 
transmisión determinará los requerimientos de reforzamientos y nueva 
instalaciones en el sistema principal y los sistemas secundarios de transmisión. 
Las instalaciones consideradas necesarias para el funcionamiento confiable y 
seguro de la generación y de la red de transporte serán parte del sistema 
―garantizado‖ de transmisión. El resto de líneas y subestaciones resultantes de la 
planificación y que no serían parte del sistema garantizado podrán ser 
desarrollados por iniciativa privada, el cual será parte del sistema 
―complementario‖ de transmisión.  
 
La financiación, construcción y los costos de O&M de las instalaciones 
pertenecientes al sistema garantizado de transmisión serán licitadas para una 
concesión de treinta años, sobre la base de la menor tarifa ofertada. Los usuarios 
finales (los consumidores al por menor a través de los distribuidores, los grandes 
usuarios y los generadores) pagarán esta tarifa, asignando este costo 
proporcionalmente al beneficio de transmisión que reciban. Por otra parte, la 
tarifa de utilización de los sistemas complementarios de transmisión, construidos 
por terceros, será determinada por el OSINERGMIN sobre la base de los costos 
―eficientes‖ de inversión y los costos de O&M, un retorno máximo a la inversión, 
y una vida económica preestablecida de las instalaciones, distribuidos también 
en forma proporcional al beneficio particular de cada usuario de las 
instalaciones. Este nuevo sistema de tarifas de transmisión es más estable y tiene 
los incentivos adecuados para atraer inversiones privadas para las instalaciones 
de transmisión.  
 

                                                                                                                                                                             
administrativas y los costos de las distorsiones de precios existentes que favorecen la 
generación térmica a gas natural. Si el importe del descuento es menor al necesario, no 
se obtendrá una capacidad hidroeléctrica suficiente en las subastas. Si el descuento es 
demasiado alto, se desarrollarán algunos proyectos hidroeléctricos ineficientes. 



 

Las figuras a continuación muestran el esquema para la determinación de los 
precios/tarifas de transmisión y el enfoque metodológico del planeamiento de la 
transmisión en la legislación del sector eléctrico de Perú (que fue aprobada en la 
Ley 28832 del 2006). 

 
Figura 8. Esquema para la determinación de los precios/tarifas de 

transmisión 

 
Dado el mal estado de la transmisión entre el centro y los extremos del país los 
precios nodales de la energía en Mocagua (extremo sur del país llegan a ser hasta 
el 25% mayores que en Lima. Existe un plan de transmisión a 500kv  que cerraría 
los anillos y reduciría significativamente estos precios nodales pero a costa de la 
casi duplicación de los cargos por transmisión. 
 
Distribución 
La figura a continuación muestra esquemáticamente el proceso de regulación 
tarifaria de la distribución en Perú. Los ―pliegos‖ tarifarios son determinados 
para cada empresa según su estructura de demanda (de acuerdo a los sectores 
típicos que existan dentro del área de concesión), y las diferentes opciones 
tarifarias establecidas. 



 

 
Figura 9. Proceso de regulación tarifaria de la distribución en Perú 

 
Las pérdidas 
Las pérdidas en los sistemas de transmisión y distribución son consideradas 
indirectamente en el sistema de precios de la electricidad. En el caso de la red 
principal de transmisión de alta tensión, el efecto de las pérdidas se refleja 
directamente en los precios nodales (de barra) que son establecidos en el cálculo 
tarifario (todos los modelos de red que se utilizan en los cálculos tarifarios son 
multinodales). Aunque no se ha dicho explícitamente, en todos los valores de 
precios de generación que se han dado, se han referido a la barra de 220 kV de la 
Subestación de Santa Rosa en la ciudad de Lima; otros nodos de la red tienen 
diferentes precios, consecuencia del efecto de pérdidas de transmisión. 
 
Dado que la mayor parte de la generación del país tiene conexiones de 
transmisión fuertes con la zona de Lima (el nodo principal de generación térmica 
está a solo 65 km al sur de Lima), los precios en el nodo de Lima tiene el precio 
de generación más bajo. Por otra parte, el nodo de Moquegua, en el sur del país 
(a unos 1,200 km de Lima) tiene un precio nodal de generación 
aproximadamente 25% más alto que en Lima (el sistema de transmisión que une 
el centro del país, donde está el grueso de la generación eléctrica, con el sur es 
actualmente débil). 
 
A fines del 2011 el nivel de pérdidas de energía en el sistema de transmisión 
principal del país ha sido 2.85%.  Estas pérdidas han ido en incremento en los 
últimos años y el valor para el 2011 es el mayor históricamente. Se espera que 
esta situación mejore que el ingreso reciente de las primeras líneas de 
transmisión a 500 kV. 



 

 
En el caso de las pérdidas de distribución estas son incluidas en el cálculo de la 
tarifa VAD. A diferencia de las pérdidas de transmisión, que no tienen valores 
topes para el cálculo de las tarifas de generación en barra (nodales), la regulación 
de la distribución si tiene establecido valores permitidos, reconocidos y topes 
para las pérdidas al hacer los cálculos tarifarios. A nivel nacional las perdidas 
promedio reconocidas tarifariamente en el 2011 fueron 6.71%. Las pérdidas 
reales estuvieron en 7.6%. 
  

Anexo 4 – Capítulo 4 

Monografía Brasil 

Introducción 

La inclusión de Brasil dentro del grupo de países relevantes para la comparación 

está justificada por varias razones. Probablemente es - al lado de Noruega y la 

provincia canadiense de Quebec- uno de los pocos países del mundo donde la 

componente de generación hidroeléctrica tiene un peso tan o más significativo 

que en Colombia, 70% o más. Su modelo institucional - que ha sufrido 

importantes transformaciones desde los inicios del proceso de reforma bajo el 

gobierno del presidente Cardoso – combina, como el colombiano, elementos de 

competencia e intervención pública en aspectos fundamentales. Así, por ejemplo, 

en ambos países la confiabilidad es tratada como un bien público razón por la 

cual han adoptado esquemas intervencionistas para garantizarla: las subastas 

obligatorias para la contratación de largo plazo de la energía nueva, en Brasil, y 

las subastas de confiabilidad realizadas por el gobierno a nombre de la demanda, 

en Colombia. También se asemejan en la importante participación de la 

propiedad del gobierno en todas las actividades de la cadena y en la extrema 

sensibilidad política de las cuestiones del sector eléctrico.  

Desde el punto de vista económico hay que destacar que Brasil es el país más 

grande, en población y superficie, de América Latina y el Caribe y es la séptima 

economía del mundo y la primera en la región. Se caracteriza por tener fuertes 

sectores minero, agrícola, manufacturero y de servicios, y por su estabilidad 

macroeconómica, que ha venido mejorando constantemente desde 2003, con la 

acumulación de reservas internacionales y la reducción del perfil de su deuda. 

En 2008, Brasil se convirtió en un acreedor externo neto y dos agencias 

calificadoras de riesgo le otorgaron grado de inversión. En promedio, el PIB ha 

crecido a una tasa de 4.9% en los últimos 9 años, alcanzando un máximo 

histórico de 7.75% en 2010. Su crecimiento se ha desacelerado con la situación 



 

económica internacional y las medidas tomadas por el gobierno para enfriar la 

economía y moderar el crecimiento de la inflación. La pobreza ha disminuido 

marcadamente, al pasar de 21% en 2003 a 11% en 2009. Para diciembre de 2011 el 

desempleo urbano se encuentra en un nivel históricamente bajo de 4.7%. En el 

ranking de Doing Business se ubica en el puesto 130.  

Brasil no figura entre los 10 principales destinos de las exportaciones 

colombianas, pero es el cuarto país de origen de las importaciones. La balanza 

comercial que ha sido sistemáticamente deficitaria para Colombia se visto 

parcialmente compensada por la inversión directa procedente de ese país. Es 

también significativo el hecho de que las economías colombiana y brasilera sean 

ambas relativamente diversificadas lo que las convierte en competidores 

potenciales en el comercio internacional. Con ocasión de la crisis comercial con 

Venezuela, fueron empresas brasileras las que sustituyeron la oferta hasta 

entonces proveniente de Colombia.  

Finalmente, tanto el sector eléctrico brasilero como el colombiano han 

enfrentado, recientemente, problemáticas similares.  La primera asociada con la 

oposición de grupos ambientalistas y comunidades indígenas al desarrollo de los 

grandes proyecto hidroeléctricos: Belo Monte y Santo Antonio 143 , en Brasil; 

Quimbo, Porce IV, Ituango y Sogamoso, en Colombia. La segunda problemática 

tiene que ver con la insatisfacción de los grandes consumidores con el nivel de 

los precios de la electricidad 144 , la cual dio lugar en Brasil a una revisión 

extraordinaria de las tarifas de las concesionarias de distribución y a la 

renegociación de las concesiones de transmisión.145 

Descripción del sector y su regulación.  
El sector eléctrico brasilero combina elementos de mercado con importantes 

dosis de planeación centralizada. Combina también, como el colombiano, 

empresas públicas y privadas; inversionistas nacionales y extranjeros y empresas 

                                                           
143 Belo Monte, en el río Xingú, es un proyecto de 10.000 MW con un embalse que inundará 668 
kilómetros cuadrados provocando el desplazamiento de 20.000 habitantes. Santo Antonio, que ya 
entró en funcionamiento, tiene 3.151 MW.  
 
144 Preço da energía preocupa grandes consumidores - Precio de la energía preocupa a grandes 
consumidores. Fuente: Agencia Canal de Energía. Diciembre 2012. Grandes Consumidores: busca 
pelo menor preço - Grandes consumidores: buscan el precio más bajo. Fuente: Agencia Canal de 
Energía. Enero 2013.  
 
145 Revisão tarifária prevê redução média de 4,46% para tarifas da Coelba - Revisión de tarifa 
proporciona una reducción promedio de 4,46% para las tarifas de Coelba. Fuente: Agencia Canal 
de Energía. Febrero 2013.  
 



 

gigantescas integradas con pequeñas empresas de generación o distribución. La 

reforma del sector hacia un modelo de mercado se inició 1995, bajo el gobierno 

del presidente Cardoso. En 2003 se presentó una situación de racionamiento que 

desacreditó las reformas. El primer gobierno de Lula echó marcha atrás, aunque 

en menor medida de lo que en ese momento se esperaba: suspendió el proceso 

de privatización146, reestableció la planeación centralizada, suprimió el mercado 

e introdujo un despacho centralizado de costos147.  

Existen tres mercados: el Ambiente de Contratación Regulada (ACR), el 

Ambiente de Contratación Libre (ACL) y el Mercado de Corto plazo (MCP), 

donde se transan las diferencias entre la energía generada y la energía contratada 

en el ACR y el ACL. La norma que regula estos mercados es el Decreto 5.163 de 

2004. 

En efecto, el modelo se basa en la segmentación en un mercado regulado, 
Ambiente de Contratación Regulada (ACR) donde las concesionarias de 
distribución adquieren la energía con la que abastecen sus clientes cautivos, y un 
segmento libre, el denominado Ambiente de Contratación Libre ACL, donde los 
grandes consumidores compran su energía mediante contratos bilaterales. Las 
distribuidoras que participan en el ACR obtienen la energía en dos subastas, una 
por energía vieja o energía existente, que se genera en plantas existentes al 
momento de la reforma148, y otra por la llamada energía nueva, para plantas que 
requieren construirse y cuyo número y oportunidad estarían definidos por 
estudios realizados por el nuevo organismo de planificación, la Empresa de 
Investigaciones Energéticas, EPE.  
 
El ACR es el segmento en el cual se realizan las operaciones de compra-venta de 
energía eléctrica entre los agentes vendedores y los agentes distribuidores – 
concesionarios, permisionarios o autorizados – que están obligados a contratar la 
totalidad del suministro requerido por su consumidores finales. Se trata de un 
mercado de comprador único donde los distribuidores son obligados a informar 
sus necesidades de carga que son agregadas para conformar la demanda del 
sistema. De esta forma el mercado es completamente anónimo donde los agentes 
no tienen posibilidad de discriminar y se evitan las compras verticalizadas. El 

                                                           
146 Las reformas de Cardoso buscaban la privatización de todo el sector eléctrico. Se inició por las 
distribuidoras razón por la cual la presencia de empresas privadas es más importante en esta 
actividad que en generación transmisión donde predomina el capital público.  
 
147 La reforma que se denomina Nuevo Modelo se adoptó mediante la ley 10848 de 2004. 
 
148 Que en su gran mayoría eran propiedad de las empresas del Grupo Eletrobras o de 
los Estados 



 

Mercado Organizado Regulado (MOR) que se ha planteado para Colombia es 
semejante al ACR.  
 
Existen tres tipos de subastas según el origen de la energía y otros tres según el 
plazo de entrega. Según el origen de la energía se tienen subastas de energía 
vieja, la proveniente de plantas existentes; de energía nueva, proveniente de 
proyectos concesionados o en construcción; y de fuentes alternativas. Según el 
plazo están las subastas A1, A3 y A5 con términos de entrega de de 1, 3 o 5 años 
después de la subasta. La vigencia de los contratos varía entre 15 y 30 años para 
la energía nueva y entre cinco y quince años para la existente. Todos los 
contratos deben ser registrados en la Cámara de Comercialización de Energía 
Eléctrica. 
 
En ACL se realizan las transacciones de compra-venta de energía mediante 
contratos bilaterales libremente negociados por las partes. Participan los 
consumidores libres y los agentes comercializadores, los importadores y los 
exportadores. Participan también los Productores Independientes quienes tienen 
la opción de comercializar su energía en el ACR. Los contratos bilaterales deben 
ser registrados en la CCEE. 
 

En el mercado o cuasi mercado spot sólo participan los generadores en ajustes de 

sus diferencias. El Precio de Liquidación de Diferencias, que se determina 

mediante un modelo de optimización 149 , es empleado para liquidar las 

diferencias entre generación y contratos. A diferencia de Colombia, donde las 

cantidades generadas por cada planta son definidas por el Centro Nacional de 

Despacho con base en las ofertas de los generadores; en el Brasil el Operador 

Nacional del Sistema – ONS- define el despacho mediante un modelo 

matemático de optimización, a partir de las declaraciones de disponibilidad, 

costos, etc. de los generadores. El modelo define igualmente el precio de corto 

plazo, precio de liquidación de diferencias, PLD, a nivel semanal, como el costo 

marginal de operación, con piso y techo, y se utiliza precisamente para liquidar 

las posiciones entre contratos150. Los dos ambientes coexisten a través de las 

                                                           
149 El PLD se obtiene a partir de la aplicación por el ONS (organismo operador del sistema) de los 
modelos de optimización de la operación del SIN. Estos modelos, el NEWAVE de horizonte cinco 
años y paso mensual, y el DECOMP de horizonte 12 meses, encuentran la solución óptima de 
empleo de los embalses, arbitrando entre el beneficio presente por el uso del agua y el beneficio 
futuro esperado por almacenar agua reduciendo los costos esperados futuros de combustible y de 
falla. El PDL se determina para un despacho ideal que no tiene en cuenta las restricciones. 

 
150  El cálculo del precio se basa en el despacho ―ex-ante‖, considerándose los valores de 
disponibilidades declaradas de generación y el consumo previsto de cada sub-mercado. El 
proceso completo de cálculo del PLD – Precio de Liquidación de las Diferencias consiste en el uso 



 

operaciones del mercado de corto plazo. Las diferencias entre producción y 

contrato de los agentes del ACL se liquidan sobre la base del PLD. Las 

diferencias entre producción y consumo del ACR pueden venderse/comprarse al 

ACL sobre la base del PLD.  El PLD está relacionado con el precio del agua pero 

su comportamiento errático durante el 2007 y 2008 dio lugar a una disputa 

importante en Brasil que llevó a la intervención y fijación de precios por parte del 

CMSE151. 

 La Figura 0-19 representa el mercado eléctrico brasilero.  

 

Figura 0-19. Mercado eléctrico de Brasil 

Fuente: elaboración propia 

Para la energía vieja se realizan cada año subastas para contratos de cantidad de 

energía en el ACR con un período de planeamiento de 1 año en las que 

                                                                                                                                                                             
de los modelos de computación NEWAVE y DECOMP, los cuales producen como resultado el 
Costo Marginal de Operación de cada sub-mercado, respectivamente mensualmente y 
semanalmente.  

 
151 Comité de Monitoreo del Sector Eléctrico. Órgano creado por la Ley 10.848 de 2004. 
Es el máximo organismo colegiado del sector eléctrico como quiera que está conformado 
por los titulares de ANEEL, ANP, CCEE, EPE y ONS, cuatro representantes de 
Ministerio de Minas y Energía, y el propio ministro, quien lo preside.  



 

participan los generadores existentes por períodos de 5 a 15 años definidos en el 

momento de la subasta. Los generadores existentes, privados y estatales, pueden 

contratar tanto en el ACR como en el ACL. Todas las distribuidoras declaran los 

montos a (re)contratar, 60 días antes de la subasta. La licitación tiene como 

objetivo contratar ―X‖ MWh, que es la suma de los montos individuales de cada 

distribuidora, y se adjudican a aquellos que ofrezcan el menor precio. Cada 

generador se obliga a firmar contratos bilaterales en separado con cada 

distribuidora, en proporción a sus montos declarados. La Subasta de Energía 

existente es una subasta híbrida que se desarrolla en dos fases. La primera fase es 

una subasta de ―Reloj descendente‖ en que los generadores ofrecen cantidades a 

diferentes precios y la segunda fase los generadores ofrecen precios en un 

procedimiento de sobre cerrado. 

La compra de energía nueva pretende viabilizar la expansión a través de 

contratos de largo plazo (15 años para térmicas y 30 para hidroeléctricas) que 

reduzcan el riesgo comercial para los inversionistas. Además, permite a las 

distribuidoras manejar los riesgos introducidos por la incertidumbre en las 

proyecciones de la demanda, que las distribuidoras deben hacer, y por el 

comportamiento oportunista de consumidores con capacidad de participar tanto 

en el ACR como en el ACL a través de un ―portafolio‖ de contratos de menor 

duración con generadores existentes. Cada generador contratado en la subasta 

firmará contratos bilaterales separados con todas y cada una de las 

distribuidoras. La suma de las energías aseguradas contratadas con las 

distribuidoras es igual a la energía asegurada del generador.  

La energía requerida para abastecer el incremento de la demanda de todo el 

sistema en un año futuro se compra en una subasta realizada con algunos años 

de anticipación en la que diferentes empresarios pujan por construir plantas 

previamente identificadas y diseñadas por el EPE. Esa energía se reparte entre 

los distribuidores proporcionalmente a sus necesidades. Cada generador debe 

firmar contratos con todas y cada una de las distribuidoras del ACR que 

participan en las subastas. Los grandes clientes participantes en el ACL 

continúan negociando su energía por medio de contratos bilaterales con los 

generadores independientes. En el mercado de corto plazo se transan y liquidan 

las diferencias entre la energía contratada y la generada. 

El objetivo de tarifas moderadas y estables se busca con las subastas de energía 

vieja que cubren la mayor parte de su consumo y la disminución de riesgos a los 

inversionistas de generación con las subastas de energía nueva en las que 



 

venderían su energía a largo plazo y no asumirían el riesgo del mercado. Con 

estas medidas el Gobierno esperaba que el costo del suministro disminuyera 

considerablemente y se garantizara al mismo tiempo la inversión nueva 

eliminando por tanto el riesgo de una falla en el suministro. 

Los costos que las distribuidoras están autorizadas a pasar a sus consumidores, 

denominado Valor Anual de Referencia, son un promedio ponderado de los 

precios de las subastas de ese año como garantía de contratación eficiente.  

Existen tres tipos de agentes generadores, de acuerdo al destino de la energía 

generada: el de servicio público, el auto-productor y el productor independiente, 

una categoría definida en la reforma de los noventa, y que corresponde a las 

personas jurídicas o consorcios de empresas que reciben la concesión o la 

autorización para producir energía eléctrica destinada a la comercialización total 

o parcial por fuera del mercado público, por su cuenta y riesgo. Los auto-

productores, por su parte, son personas físicas o jurídicas, o consorcios de 

empresas, que reciben concesión o autorización para producir energía eléctrica 

destinada para su uso exclusivo. Los auto-productores pueden recibir, sin 

embargo, permiso para comercializar sus excedentes de forma eventual y 

temporal. Existe también la categoría de Cogenerador Calificado que debe ser 

autorizado por ANEEL para tener acceso a la red y comercializar su energía.  

Según ANEEL152, en 2011 había 77 agentes de servicio público, 705 productores 

independientes, 39 auto-productores autorizados a comercializar energía en la 

red y más de 200 auto-productores no autorizados. Son un total de 814 agentes.  

Considerando en principio el número de agentes registrados, el sector de 

generación no parece concentrado: los cuatro mayores tendrían el 35% de la 

capacidad instalada y el índice HH, referido también a la capacidad, sería de 466 

puntos. Sin embargo, hay que tener en cuenta que los mayores generadores 

registrados – CHEST, FURNAS y Eletronorte – son filiales de la empresa estatal 

ELETROBRAS, la cual administra a nombre del gobierno la generación de Itaipú. 

En total ELETROBRAS tiene 41.621 MW, el 35.5% de la capacidad del país153; es 
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 ANEEL es el acrónimo de la Agencia Nacional de Energía Eléctrica.  
153 Brasil tiene 117.134 MW de potencia instalada y en operación:  78.371 MW (66,9%) corresponde 
a grandes centrales hidroeléctricas, 20.649 MW (17.6%) a termoeléctricas que queman 
combustibles fósiles, 8.875 MW (7.6%) a termoeléctricas que queman biomasa (principalmente 
bagazo de caña), 1.720 MW (1,5%) a termoeléctricas que queman otros tipos de combustibles, 
4.087 MW (3.5%) a hidráulicas pequeñas (1 MW a 30 MW) y mini hidráulicas (menores a 1 MW), 
2007 MW (1.7%) a dos centrales nucleares y 1.425 MW (1,2%) a usinas eólicas. 
 



 

propietaria de 56.179 kilómetros de líneas de transmisión, 56% del total; y es 

propietaria de las distribuidoras de los estados de Piauí, Rodonia, Amazonas, 

Algoa, Roraima y Acre. Al lado de ELETROBRAS existen varios grupos 

empresariales con presencia en todas las actividades de la cadena eléctrica. Se 

destaca en Brasil la importancia de la auto-producción; seis grandes auto-

productores – Petrobras, Compañía Brasilera de Aluminio, Valesul Aluminio, 

Alcoa, Camargo Correa Cemento y Votorantim Cemento- tienen en conjunto 

11.530 MW de capacidad.  

En transmisión ELETROBRAS tiene el 56% de las líneas 154  y el 47% de los 

ingresos por intermedio de sus filiales FURNAS, CHEST, Eletronorte y Eletrosul. 

El segundo jugador es CTEEP S.A. filial de ISA, que posee el 12% de las líneas y 

recibe el 15% de los ingresos. Existen unas 51 empresas concesionarias de redes 

de transmisión. La expansión del servicio se hace con base en un plan cuyos 

proyectos integrantes se subastan por ANEEL. La gran extensión de este sistema 

de transmisión se explica por la gran amplitud de la superficie del país y por el 

hecho de que los centros de generación –en su mayoría de fuente hidroeléctrica– 

se ubiquen en regiones alejadas de los grandes centros de consumo, que tienden 

hacia el centro y las regiones costeras. 

Hay en el Brasil 64 concesionarias de distribución. En la mayoría de los estados 

existe sólo una; pero en algunos hay 2 ó 3. En Sao Paulo hay 15 y 10 en Río 

Grande del Sur. La mayor distribuidora del país es Eletropaulo. Las 

distribuidoras mostradas en el Tabla 0-21 atiende 34 millones de clientes, 80% 

del total del país.  

No existe en Brasil una remuneración explícita a la capacidad. La regulación 

impone a los distribuidores y también a los consumidores libres, la obligación de 

contratar la totalidad de su demanda. La energía suministrada por las centrales 

existentes debe contratarse con una anticipación de un año; la de las centrales en 

construcción con una anticipación de 3 a 5 años.  Esta contratación de largo plazo 

parece dar un incentivo suficiente a la inversión. 

Los distribuidores deben garantizar el abastecimiento de la totalidad de su 

demanda mediante contratos en el Ambiente de Contratación Regulada (ACR). 

Los generadores que firman esos contratos son seleccionados mediante 

licitaciones en la modalidad de subastas. La ANEEL está a cargo de la regulación 

                                                           
154  El sistema de transmisión o sistema interconectado nacional, está compuesto por más d 
100.000 kilómetros de líneas de tensiones iguales o superiores a 230 kv.  



 

de esas licitaciones y de su ejecución, directamente o a través de la Cámara de 

Comercialización de Energía Eléctrica (CCEE).  Existes tres tipos de subasta 

según la anticipación con relación al año de inicio de la entrega del suministro. 

Las subastas A - 5 realizadas en el quinto año anterior al año A; las A - 3 

realizadas en el tercero y las A - 1 realizadas en el año anterior. Las subastas A-5 

y A-3 se realizan para la compra de energía de nuevos proyectos de generación y 

las A-1 para la compra a centrales existentes. Además de las anteriores pueden 

realizarse subastas de Ajuste. Se realizan subastas energía proveniente de fuentes 

alternativas y una subasta de energía de reserva. Todas estas subastas las realiza 

la CCEE de forma centralizada.    

Tabla 0-21. Distribuidoras Brasil 

 

Fuente: ANEEL 

La duración de los contratos firmados con centrales nuevas (subastas A-5 y A-3) 

es como mínimo de 15 años y como máximo 30 años. Para los contratos con 

centrales existentes (subastas A-1) la duración es como mínimo 5 años y como 

máximo 15 años. Para los suministros con fuentes alternativas la duración es 

entre 10 y 30 años155. Las subastas de ajuste prevén el inicio de la entrega en un 

plazo máximo de cuatro meses luego de la subasta con plazo de suministro de 

hasta dos años. Se da prioridad en las subastas A -5 y A-3 a los proyectos 

                                                           
155  Existe un programa de incentivos a las fuentes alternativas, denominado PROINFA – 
Programa de Incentivos a las Fuentes Alternativas, creado por la ley 10438 de 2002. 
 



 

incluidos en el plan de expansión elaborado por la EPE156 y aprobado por el 

CNPE. Este es el caso de los grandes proyectos de Santo Antonio, Jirau y Belo 

Monte. Existen dos tipos de contratos: Modalidad Energía o pague lo 

demandado, y Modalidad Disponibilidad o pague lo contratado. Esta última 

modalidad se privilegia para las térmicas. 

Los grandes clientes o clientes libres compran el Ambiente de Contratación Libre 

(ACL) en el cual pueden comprar su energía a cualquier proveedor en 

condiciones libremente pactadas. Son clientes libres los consumidores con 

demanda igual o superior a 3 MW y los consumidores conectados con tensión de 

suministro mayor o igual a 69 Kv pueden.  Se estima que el 25% de la demanda 

del país corresponde al suministro a clientes libres. 

En Brasil tanto el ACR como el ACL debe estar 100% contratado. A pesar de que 

los contratos son financieros deben tener un respaldo físico en términos de un 

―Certificado de Energía Firme‖ otorgado por el Ministerio de Energía a cada 

generador, existente, o candidato a la subasta de energía nueva. Los Certificados 

de Energía Firme para plantas hidroeléctricas nuevas se calculan mediante un 

programa de computador que considera la operación conjunta del sistema hidro-

térmico con y sin el proyecto de la referencia, un horizonte de tiempo que incluye 

todos los proyectos definidos hasta la fecha y constituye por lo tanto la energía 

incremental que dicha planta añade a la configuración del sistema existente con 

una confiabilidad definida. 

Toda contratación de energía se hace en condiciones competitivas en subastas 

diseñadas para tal fin conducidas por la Cámara de Comercialización de Energía 

Eléctrica. El Proceso de Comercialización de Energía Eléctrica ocurre de acuerdo 

con parámetros establecidos por la Ley nº 10848/2004, por los Decretos nº 

5163/2004 y nº 5.177/2004 (el cual instituyó a CCEE), y por la Resolución 

Normativa ANEEL nº 109/2004, que instituyó la Convención de 

Comercialización de Energía Eléctrica. Las condiciones de cada subasta han 

venido ajustándose a través del tiempo. Estas pueden consultarse en el sitio de la 

CCEE.  

Hay dos tipos de contratos, contratos por cantidad y contratos por 

disponibilidad. Los contratos de las plantas hidroeléctricas nuevas son contratos 

―forward‖ por cantidad. El generador toma los riesgos de precio y cantidad, 

                                                           
156 Empresa de Pesquisa Energética o Empresas de Investigación Energética. Es una empresa 
estatal encargada de realizar los estudios del sector y de elaborar el plan de expansión en 
generación y transmisión.  
 



 

diferencia entre producción y monto contratado. Los contratos de las plantas 

térmicas nuevas son ―call options‖ o por disponibilidad. Los generadores ofertan 

un monto fijo - premium - y un costo variable - strike Price.  La distribuidora 

paga los montos fijos siempre y compensa los costos variables cuando requiere la 

energía o ejerce la opción. 

El objetivo de los contratos por disponibilidad es reducir los costos de 

contratación para el consumidor, a través de la reducción de riesgos de los 

generadores, eso es, riesgo de cantidad y precio en períodos secos en el caso de 

las hidroeléctricas, y riesgo de precio en períodos de abundancia de agua en el 

caso de las térmicas. Además, con la absorción directa de los costos de operación 

de las térmicas por los consumidores por encima de cierto umbral es posible que 

éstos se beneficien de la sinergia que ofrece la operación de un sistema hidro-

térmico complementario.  

El sistema de transmisión de Brasil cuenta hoy con más de 99.000 km de líneas de 

tensión mayor o igual a 230 Kv y capacidad de transformación superior a 222.000 

MVA. La expansión se realiza en el Plan Decenal de Energía Eléctrica y el 

Programa de Expansión de la Transmisión, elaborados por la EPE. Las nuevas 

obras para la expansión de la Red Básica son licitadas por medio de una subasta 

de transmisión y los refuerzos en las concesiones existentes son autorizados por 

la ANEEL. Los contratos de concesión de transmisión son generalmente 

celebrados por treinta años de vigencia. Hay revisiones de la remuneración cada 

cuatro años y reajustes tarifarios anuales. El ingreso anual permitido (Receita 

Anual Permitida – RAP) es el pago recibido por las concesionarias por la 

disponibilidad de sus instalaciones para el servicio público de transmisión. En las 

instalaciones existentes se remuneran el activo neto depreciado con una tasa de 

retorno regulada 157 . Los costos de operación y mantenimiento son 

estandarizados pero tienen en cuenta las condiciones geográficas. Para las 

instalaciones nuevas - cuya construcción, operación y mantenimiento se concede 

mediante una subasta - el valor del ingreso anual permitido (RAP) de la 

transportista es el que resulta de la propuesta ganadora en la subasta, que se 

paga a partir de la entrada en operación comercial de la instalación y por un 

                                                           
157 La tasa de retorno es calculada por ANEEL con la metodología WACC aplicando el modelo 
CAPM. La tasa de retorno real en moneda nacional después de impuestos determinada por el 
WACC es de 7,24% para las empresas existentes en 1999, adoptada en el segundo ciclo de 
revisión tarifaria (2009-2013). Para las obras licitadas a partir de 2000, la tasa de retorno regulada 
está sujeta a actualización cada cinco años (al quinto, décimo y decimoquinto año) y para 2011 es 
de 5.59% en términos reales y después de impuestos. 
 



 

período de 30 años y es objeto de ajustes de acuerdo a lo establecido en el 

contrato de concesión. Los cargos por el empleo de la red de transporte por parte 

de los generadores y las cargas se trasladan mediante la Tarifa de Uso de los 

Sistemas de Transmisión (TUST) que es fijada por la ANEEL. La TUST se calcula 

a partir de la simulación del Programa Nodal, sistema computacional que 

implementa la Metodología Nodal. Esta metodología atribuye tarifas por el uso 

de la red de transmisión a la generación y a la demanda en cada nodo, que 

dependen de la intensidad de uso que hacen esas inyecciones o retiros de 

potencia.  

Las empresas de distribución no pueden participar en otras sociedades de 

manera directa ni indirecta, ni realizar actividades de generación y transmisión, 

ni venta a consumidores libres, excepto los que estén localizados en su área de 

concesión. Las de generación no pueden ser controladoras de sociedades que 

desarrollen el servicio público de distribución. Por proceder de subastas en el 

ambiente regulado, los costos de generación son trasladables a las tarifas, bajo la 

fiscalización de ANEEL. Los activos de distribución remunerables son 

determinados con base en inventarios de revisiones anteriores y en índices de 

aprovechamiento fijados por ANEEL. Son valorizados por sus precios de 

reposición a nuevo, según un Banco de Precios de la ANEEL, que tiene en cuenta 

las compras efectivas de los distribuidores.  Las revisiones tarifarias se realizan 

cada cuatro años. También se contemplan revisiones extraordinarias. La tasa de 

retorno se determina al igual que en transmisión con la metodología WACC y el 

modelo CAPM. En la actualidad está en 9,95% real después de impuestos. Los 

costos AOM se determinan con la metodología de empresa de referencia.  El 

cálculo de los cargos incluye un factor de ajuste (factor X) por eficiencia o 

economías de escala.  

Existe el agente comercializador de energía. Es un empresario, persona jurídica, 

que comercializa energía sin ser propietario de instalaciones o equipos. 

Desempeña su actividad en el mercado mayorista y para obtener autorización 

debe comprobar capacidad jurídica, regularidad fiscal e idoneidad económica y 

financiera. La actividad incluye la importación y exportación de energía, su venta 

a otros comercializadores, a los consumidores libres y las concesionarias de 

distribución en las subastas programadas para el efecto. Los comercializadores 

deben informar a ANEEL de todas las transacciones y contratos y participar en la 

Cámara de Comercialización de Energía Eléctrica. Existen 65 de estos agentes 

registrados en la CCEE. 



 

Brasil comparte con Paraguay la central de Itaipú Binacional. Además de la que 

le corresponde como propietario, compra a su socio la energía que éste no utiliza. 

Tiene además conexiones con Venezuela, Argentina y Uruguay. Los 

intercambios con esos países son aun relativamente esporádicos.  

El Ministerio de Minas y Energía (MME) es el ente rector del sector eléctrico. 

Tiene competencias en las áreas de geología, recursos minerales y energéticos, 

aprovechamiento de energía hidráulica, minerales y metalurgia, petróleo, 

combustibles, energía eléctrica y energía nuclear. Está conformado por cinco 

secretarías: Planeación y Desarrollo Energético, Energía Eléctrica, Petróleo, Gas y 

recursos renovables y Geología y Minas. Preside las entidades claves del sector 

como son el CNPE y CMSE. Además tiene como empresas vinculadas a 

Petrobras y Eletrobras. También dependen del MME la ANEEL, la EPE, la ANP y 

el DNPM. 

La Agencia Nacional de Energía Eléctrica, ANEEL, Es una entidad autónoma, 

vinculada al Ministerio de Minas y Energía, con personería jurídica y autonomía 

patrimonial, administrativa y financiera. Fue creada en 1996 con el objeto de 

regular y fiscalizar las actividades de generación, transmisión, distribución y 

comercialización de energía eléctrica, de conformidad con las políticas y 

directrices del gobierno federal. ANEEL financia su actividad con la llamada 

Tasa de Fiscalización, pagada por los agentes del sector. La estructura de ANEEL 

comprende una Dirección compuesta por el Director General y cuatro Directores, 

nombrados por el Presidente de la República, previa autorización del Senado 

Federal, por períodos de cuatro años no coincidentes. En un segundo nivel están 

veinte superintendencias, catorce consagradas al desarrollo de las actividades 

propias de la Entidad y seis de soporte técnico y administrativo. Existen además, 

para apoyar la función de fiscalización, 19 agencias reguladoras estatales creadas 

en convenio con los estados y sostenidas financieramente por ANEEL.  

El Operador Nacional del Sistema Eléctrico, ONS, está constituido como 

sociedad civil de derecho privado sin ánimo de lucro. Fue creado en 1998 con el 

objeto de ejecutar las actividades de coordinación y control de la operación de la 

generación y transmisión del energía eléctrica del Sistema Interconectado 

Nacional, SIN. Está sometido a la regulación y fiscalización de la ANEEL y tiene 

como misión institucional asegurar a los usuarios del SIN el suministro continuo, 

económico y de calidad de energía eléctrica.  Corresponde pues al ONS aplicar el 

Reglamento de Operación del SIN, aprobado por la ANEEL. El Reglamento 

vigente fue adoptado por la Resolución 328 de 2004 y en él se establecen las 

funciones básicas del ONS. Son socios del ONS con derecho a voto en su 



 

asamblea general los generadores propietarios de plantas despachadas de forma 

centralizada; los agentes de trasmisión concesionarios de instalaciones que hacen 

parte de la Red Básica; los distribuidores con mercados iguales o superiores a 500 

Gwh-año; los importadores y exportadores de electricidad y lo consumidores 

libres conectados a la Red Básica. Participan también en la asamblea, sin voto, 

representantes del MME, de los consumidores y de los generadores y 

distribuidores pequeños. El ONS se financia con una contribución cargada a la 

transmisión y con aportes de los socios proporcionales a su número de votos.  

La Cámara de Comercialización de Energía Eléctrica, CCEE, fue creada en 2004. 

Es una persona jurídica de derecho privado, sin ánimo de lucro y sometida a la 

fiscalización y regulación de la ANEEL. Está encargada de gestionar el proceso 

de comercialización de la energía eléctrica para lo cual se ocupa de mantener el 

registro de todos los contratos de los ambientes de contratación regulada y de 

contratación libre; fijar el precio para la liquidación de diferencias – PLD- del 

mercado de corto plazo; contabilizar los montos de energía comercializada en el 

mercado de corto plazo y efectuar la liquidación financiera; determinar el monto 

de las garantías financieras exigidas a los agentes del mercado de corto plazo, 

custodiarlas y ejecutarlas cuando sea necesario y realizar las subastas de compra-

venta de energía eléctrica, conforme la delegación de ANEEL. La participación 

en el CCEE es obligatoria para generadores, con más de 50 MW de capacidad 

instalada; distribuidores y comercializadores, con una comercialización anual 

superior a 500 Gwh; importadores y exportadores autorizados, con más de 

50MW y los consumidores libres. Para los agentes por debajo de esos umbrales la 

participación en el CCEE es facultativa.  

La Empresa de Investigación Energética, EPE, es una empresa pública creada en 

2004 con el objeto de realizar los estudios necesarios para la planeación del sector 

energético. Le corresponde realizar estudios y proyecciones de la matriz 

energética, elaborar el balance energético e identificar y cuantificar los 

potenciales de recursos energéticos; realizar los estudios para determinar el 

aprovechamiento óptimo de los recursos hidráulicos;  seleccionar los proyectos y 

obtener la licencia ambiental previa y las declaraciones de disponibilidad hídrica 

necesarias para las subastas de generación y transmisión y realizar los estudios 

necesarios para el desarrollo de los planes de expansión en generación y 

transmisión de electricidad en el corto, mediano y largo plazo.  También realiza 

estudios para terceros. La EPE se financia, principalmente, con ingresos por la 

venta de sus servicios a terceros y por los pagos que le realiza el propio Estado 

por los estudios que le son encomendados.  



 

El Consejo Nacional de Políticas Energéticas, CNPE, creado en 1997 con el 

objetivo de evaluar y coordinar las políticas energéticas del país y asesorar al 

presidente de la república en este dominio. Está conformado por los ministerios 

de minas y energía, ciencia y tecnología, planeación, hacienda, medio ambiente, 

industria y comercio, la secretaría de asuntos estratégicos de la presidencia, un 

representante de los estados y un ciudadano experto en asuntos energéticos. Es 

asesorado por el secretario de energía del MME, quien ejerce la secretaría 

ejecutiva. Se reúne ordinariamente cada tres meses y extraordinariamente 

cuando el presidente de la república lo disponga.   

El Comité de Monitoreo del Sector Eléctrico, CMSE, organismo coordinado por el 

MME creado en 2004. Su función es vigilar permanentemente el estado de la 

continuidad y confiabilidad del suministro eléctrico y acordar las medidas que 

necesarias para garantizarlas. Está presidido por el Ministro de Minas y Energía 

y en participan cuatro representantes del MME y los titulares de ANEEL, CCEE, 

EPE, ANP y ONS.  

Comparación con el modelo colombiano. 
Las reformas de los sectores eléctricos de Brasil y Colombia se produjeron ambas 

en la misma época, principios de los años 90, con motivaciones similares y el 

mismo tipo de influencias intelectuales. A finales de los ochenta, ambos sectores 

eléctricos, dominados por empresas estatales que operaban en condiciones de 

monopolio en el marco de acuerdos administrativos, enfrentaron una aguda 

crisis financiera que repercutió considerablemente sobre las finanzas de los 

estados, garantes de la deuda contraída con la banca multilateral fuente casi 

exclusiva de los recursos requeridos para financiar la expansión. Por aquel 

entonces la banca multilateral estaba buscando orientar sus recursos de la 

financiación de infraestructura hacia áreas como la salud y la educación y al 

mismo tiempo, en el marco del llamado Consenso de Washington, los países 

latinoamericanos adelantaban importantes reformas estructurales que debían 

llevar a nuevas modalidades de intervención del estado y a la ampliación del 

ámbito de la acción del mercado en la orientación de la economía. En Chile e 

Inglaterra se habían adelantado reformas del sector eléctrico que se constituirían 

en referentes de los demás países. Atraer inversión privada al sector eléctrico, 

introducir competencia en los segmentos de la actividad donde ello fuera posible 

y regulación de eficiencia en los demás y focalizar la acción del estado en la 

regulación y control eran los elementos clave de las reformas sectoriales. No es 

sorprendente por ello que los modelos institucionales de los sectores eléctricos 

brasilero y colombiano presenten notables semejanzas, pero también importantes 

diferencias resultantes de sus idiosincrasias históricas y políticas.  



 

Tabla 0-22. Participación y estructura del mercado 

 

Fuente: Elaboración propia 

En muchos aspectos el modelo colombiano es más competitivo. En Colombia, 

por ejemplo, el acceso a la prestación de los servicios eléctricos es libre para todos 

los agentes privados, públicos o mixtos; en tanto que en Brasil esta participación 

está mediatizada por un complejo sistema de concesiones, autorizaciones y 

permisos manejado por el estado que, por disposición constitucional, continúa 

teniendo la titularidad de las actividades eléctricas. La tabla 2 resume los 

aspectos más relevantes de lo referente a condiciones de entrada y estructura de 

mercado.  

En ambos modelos existen tres mercados: corto plazo, mayorista libre y 

mayorista regulado. El mercado colombiano de corto plazo opera bajo un sistema 

de ofertas de precios presentadas por los agentes; en tanto que el brasilero 

funciona con base en un modelo computacional que determina el despacho de la 

carga a partir de las declaratorias de disponibilidad de los agentes. El acceso de 

los consumidores al mercado libre está limitado en Brasil a aquellos que tengan 

cargas superiores 3 MW en tanto que en Colombia pueden participar 

consumidores con cargas iguales o superiores a 0,1 MW. Sin embargo, en Brasil 

es más amplia la participación del lado de la oferta puesto que es permitida a los 

llamados productores independientes y a los auto-productores autorizados. La 

compra de energía por los distribuidores que atienden clientes cautivos está 

regulada en ambos países. En Colombia dichos agentes deben adquirir su 

energía en licitaciones públicas de sobre cerrado, en tanto que en Brasil opera el 

llamado Ambiente de Contratación Regulada que es un sistema de comprador 

único gestionado por la Cámara de Comercialización de Energía Eléctrica. Este 

sistema guarda estrecha semejanza con el Mercado Organizado Regulado que se 

Colombia Brasil

Participación y estructura del mercado

Límites a cuotas de mercado en todas 

las actividades
Concentración 

Incialmente se impusieron límites a la 

cuota de mercado. Fueron 

abandonados en 2003

Otros agentes
Comercializadores independientes. 

Se admite la autoproducción 

Comercializadores independientes y 

autoproducción 

Agentes participantes 

Libertad de entrada a agentes 

privados, públicos y privados bajo 

normas iguales

Participación de toda clase de agentes 

bajo un régimen de concesiones, 

autorizaciones y permisos

Integración Vertical

Desintegración vertical de actividades 

para los agentes entrantes. 

Generadores y distribuidores pueden 

desarrollar comercialización 

Desintegración vertical. Generadores y 

distribuidores pueden comercializar



 

ha planteado  implantar en Colombia. La tabla 3 resume los rasgos de los 

mercados.  

 

Tabla 0-23. Mercados de energía eléctrica en Brasil y Colombia 

 

Fuente: Elaboración propia 

La actividad de transmisión es regulada de manera análoga en ambos países. Se 

trata como monopolio natural, con competencia por la expansión y libre acceso a 

la red. Tienen una regulación de ingreso máximo resultante de lo ofertado por el 

ganador en las subastas de las nuevas líneas. En Colombia se aplica un cargo 

único nacional, en tanto que en Brasil existen cuatro subsistemas cada uno de los 

cuales con su correspondiente cargo por uso de la red básica. En Brasil la red es 

operada por el ONS, agente diferente a los propietarios de instalaciones; en tanto 

que en Colombia la operación de la realiza el agente mayoritario,  

 

 

 

 

 

 

 

Colombia Brasil

Mercado de Energía Eléctrica

Participan generadores, 

comercializadores y clientes con 

demanda igual o superio a 0,5 MW o 

consumos mensuales superiores a 55 

gwh-mes

Generadores, comercializadores, 

productores indendientes  y 

autoproductores autorizados. Clienten 

con demanda superior a 3 MW 

Mercado libre

Mercado de Corto Plazo

Ofertas disponbilidad y precio. El 

precio del mercado lo determina el 

generador marginal 

Declaraciones de disponibilidad. 

Modelo de optimización determina el 

PLD

Mercado Regulado

Los distribuidores con mercado 

cautivo adquieren su energía al mejor 

postor en licitaciones de sobre 

cerrado 

Los distribuidores con mercado cautivo 

contratan su energía en subastas 

reguladas de comprador único.  ACR. 



 

Tabla 0-24. Aspectos de la transmisión. Brasil y Colombia 

 

Fuente: Elaboración propia 

La distribución es también tratada en ambos modelos como monopolio natural 

con libre acceso a terceros. En Brasil las áreas de distribución son otorgadas por 

concesión; en Colombia no existe tal régimen, teóricamente el acceso es libre lo 

que dada las características de este servicio equivale a un sistema de concesiones 

a perpetuidad. Las tarifas son reguladas con fórmulas que involucran aspectos 

de remuneración garantizada del activo y modelos de eficiencia para los costos 

variables. Se regula la calidad del servicio con el sistema de duración y 

frecuencia de interrupciones máximas admitidas. 

Tabla 0-25. Aspectos de la distribución. 

 

Fuente: Elaboración propia 

No existe en Brasil nada semejante al sistema colombiano de remuneración de la 

confiabilidad. Los contratos de largo plazo, por 15 y más años, que deben 

suscribir los distribuidores para la compra de energía de los nuevos proyectos 

adjudicados en la subasta reducen sustancialmente el riesgo de la demanda y de 

esta forma  se supone se da seguridad al inversionista y se garantiza la 

confiabilidad de largo plazo.  

Colombia Brasil

Operación ISA Operador Nacional del Sistema

Transmisión 

Entrada

Compra de activos existentes o 

subastas competitivas para las nuevas 

instalaciones 

Compra de activos existentes o 

subastas competitivas para las nuevas 

instalaciones 

Regulación de precios
Regulación de ingreso máximo y 

estampilla nacional 

Regulación de ingreso máximo y 

estampilla por subsistema 

Colombia Brasil

Calidad DES-FES DES-FES

Distribución

Entrada
Libre. Posibilidad de áreas de servicio 

exclusivo
Concesión

Regulación de precios

Remuneración de tasa de retorno 

máxima. Unidades constructivas. Price 

Cap. Perído regulatorio de 5 años

Regulación de tasa de retorno máximo 

sobre activo depreciado y a precio de 

reemplazo. Empresa modelo. Período 

regulatorio de 4 o 5 años. 



 

En ambos sistemas la tributación sectorial es significativa y llega a representar un 

25% o más de las tarifas a los consumidores finales. La regulación ambiental es 

fuerte y significativa; pero en Brasil es extremadamente compleja, por los actores 

que intervienen, e incide considerablemente en las decisiones de inversión. 

Existen subsidios al consumo relativamente amplios y ayudas estatales y 

sectoriales para la universalización del servicio. ANEEL centraliza la regulación 

y la fiscalización que en Colombia están a cargo de entidades separadas. La 

planeación es indicativa en ambos sistemas pero en Brasil tiene mayor incidencia, 

por el sistema de concesiones, en las decisiones de expansión. Se trata en 

definitiva de dos modelos mixtos por lo referente a la naturaleza de la propiedad 

de las empresas y a la mezcla de intervención estatal y acción del mercado. La 

Tabla 0-26 sintetiza otros aspectos relevantes para la comparación entre los 

modelos.   

Tabla 0-26. Otros aspectos – Brasil y Colombia 

 

Fuente: Elaboración propia 

Tarifas: Composición y evolución reciente.  
Hasta 1993 los precios de la energía al consumidor final estaban unificados en 

todo el Brasil. Una ADD del tamaño de todo el país. En ese año se suprimió la 

unificación y las tarifas empezaron a fijarse de acuerdo con los costos de las 

concesionarias de distribución.  

Colombia Brasil

Subsidios y servicio 

universal

Régimen de subsidios y 

contribuciones

Usuarios de baja renta. Programa Luz 

Para Todos

Planeación Indicativa. UPME
Indicativa. EPE. Fuerte incidencia en 

las decisiones de inversión

Regulación, contro,y 

vigilancia

Separación de la regulación de la 

vigilacia y el control. CREG y 

Superintendencia

ANEEL actua como regulador y 

fiscalizador. Regulación por contrato

Regulación Ambiental Importante.  
Compleja y con fuerte incidencia en 

las decisiones de inversión

Otros aspectos

Confiabilidad Cargo por Confiabilidad. ENFICC

Contración de largo plazo reduce el 

reisgo de demanda a los nuevos 

proyectos y de esta forma garantiza la 

inversión

Tributación Sectorial
FAZNI, FOES, Contribuciones, etc. 

Hasta un 25% del costo al usuario final

Múltiples tributos que llegan hasta el 

25% del costo al usuario final



 

Según ANEEL 158  el precio de la energía al consumidor final residencial se 

distribuye en 31% en generación; 5,7% en transmisión; 26,5% en distribución; 

10,9% impuestos sectoriales y 25,9% impuestos generales.  

 

Figura 0-20. Brasil - Componentes de la tarifa al consumidor final 

Fuente: ANEEL 

Los impuestos o encargos sectoriales, como los denominan en Brasil, son tributos 

específicos del sector eléctrico: se cobran a sus usuarios y los recursos se destinan 

a la financiación de actividades e inversiones del propio sector. Son diez los 

encargos sectoriales159. Los encargos están incluidos en las tarifas calculadas por 

ANEEL, a éstas se les adicionan los impuestos nacionales, estatales y 

municipales.  La Figura 0-20 muestra la composición de la tarifa media sin incluir 

los impuestos, pero incorporando los encargos sectoriales. Cuando se excluyen 

los encargos sectoriales, la tarifa final se descompone en 49% en energía, 9 % en 

transmisión y 42% distribución.  

 

                                                           
158 ANEEL (2011). Por dentro da conta de energía. Brasilia, Novembro de 2011.  
159 Los principales son:  CCC – Cuenta de Consumo de Combustibles, para financiar el 
combustible de la generación térmica de los sistemas no interconectados; CDE – Cuenta 
para el Desarrollo Energético, para subsidiar tarifas y financiar programas de 
universalización del servicio; PROINFA, para subsidiar energías renovables; CFRH, 
compensación pagada por el uso de los recursos hidroeléctricos, es un 6,75% y se 
distribuye entre los municipios y los estados federales; tres contribuciones para la 
financiación de ANEEL, ONS y CCEE y otros tres más para financiar, entre otras cosas, 
programas e investigaciones en eficiencia energética.  
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Figura 0-21. Componentes de la tarifa sin impuestos. 

Fuente: ANEEL 

Son dos los impuestos del gobierno federal: el Programa de Integración Social 

(PIS) y la Contribución para el Financiamiento de la Seguridad Social (COFINS) 

cuyas tasas son 1,65% y 7,6% de la tarifa final. También se incluye en la tarifa 

final el Impuesto sobre la Circulación de Mercancías y Servicios (ICMS), 

equivalente al IVA, que en Brasil es un tributo de los gobiernos de los estados. 

Finalmente, los municipios gravan la energía con la contribución para el 

alumbrado público.  

Las tarifas fijadas por ANEEL, cuya determinación se muestra en la figura 4, 

incluyen los costos propios del sector y los ya mencionados encargos sectoriales. 

Cuando se excluyen los impuestos generales, la energía representa el 41,8% de la 

tarifa promedia, la transmisión el 7,7% y la distribución el 35,8%. Excluidos los 

impuestos y los encargos, las participaciones son 49,1%, para la energía; 9% la 

transmisión y 41,9% la distribución.  

Tabla 0-27. Brasil. Componentes de la tarifa media final 

 

Fuente: ANEEL 

41,8

7,7

35,8

14,7

Componentes de la tarifa final sin impuestos al 
consumidor residencial (%)

Energía Transmisión Distribución Encargos sectoriales

Energía 31,0 41,8 49,1

Transmisión 5,7 7,7 9,0

Distribución 26,5 35,8 41,9

Encargos sectoriales 10,9 14,7

Impuestos 25,9

Total 100,0 100,0 100,0

Composición de la tarifa media final (%)

Con 

impuestos

Con 

encargos

Sin impuesto y 

encargosComponente



 

 

Figura 0-22. Brasil – Determinación de la tarifa final 

Fuente: Fuente: ANEEL 

Esta estructura presenta variaciones significativas que dependen del precio de la 

energía y de los diferentes cargos de transmisión y distribución. En los estados 

donde existe una sola concesionaria los cargos de transmisión y distribución son 

los mismos. Cuando hay varias concesionarias en un mismo estado, se presentan 

tantas tarifas medias como concesionarias. La Tabla 0-28 muestra la composición 

de la tarifa media de 23 de las 64 concesionarias de distribución existentes en el 

país.  

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 



 

Tabla 0-28. Brasil – Composición de la tarifa media en diferentes 
concesionarias 

 

Fuente: ANEEL 

Como ya se indicó, hasta 1993 los precios de la energía al consumidor final 

estaban unificados en todo el Brasil. En ese año se suprimió la unificación y las 

tarifas empezaron a fijarse de acuerdo con los costos de las concesionarias de 

distribución. Como se observa en la Tabla 4, que presenta las tarifas medias 

desde 2003, éstas se incrementaron apreciablemente, casi el doble de la inflación, 

en los dos años siguientes a la introducción del modelo de mercado y a la 

privatización de las concesionarias de distribución. Posteriormente los 

incrementos han sido más moderados, en línea con la inflación, registrándose 

incluso una caída nominal en 2008. En 2009 se observa una aceleración en el 

crecimiento de las tarifas como quiera que a junio la media nacional estaba 

creciendo 4%. Esto ha dado lugar a cierta insatisfacción que ha llevado incluso a 

la creación de una comisión parlamentaria para ocuparse del tema. En 2012, la 

cuestión de las tarifas fue nuevamente objeto de discusión política. La Tabla 0-29 

presenta la evolución de las tarifas en las cinco regiones en las que ANEEL 

divide el sistema eléctrico.  

Empresas Transmisión Distribución Encargos Generación Total

COSERN 7,5 45,1 12,8 34,6 100,0

CELB 6,3 46,9 11,2 35,7 100,0

COELBA 6,3 46,4 14,5 32,9 100,0

SULGIPE 6,4 53,8 12,5 27,2 100,0

COELCE 4,5 46,0 12,8 36,7 100,0

CELPE 3,8 45,3 15,4 35,5 100,0

CEAL 3,2 55,4 13,7 27,7 100,0

CEPISA 4,2 55,1 13,5 27,3 100,0

CEMAR 4,5 56,5 14,6 24,4 100,0

CAIUA 8,6 32,6 13,7 45,1 100,0

ELECTROPAULO 8,6 31,3 16,4 43,8 100,0

CNEE 9,8 33,0 11,7 45,5 100,0

CP FL Paulista 7,1 30,9 16,4 45,7 100,0

BRAGANTINA 11,3 37,7 10,9 40,1 100,0

ESCELSA 5,9 41,3 16,8 36,0 100,0

BANDEIRANTE 9,6 33,4 15,7 41,3 100,0

DME PC 5,4 37,8 12,5 44,3 100,0

LIGHT 5,9 45,1 16,0 33,0 100,0

CEMIG 5,9 45,1 16,0 33,0 100,0

ELEKTRO 12,3 45,8 11,7 30,2 100,0

SANTA CATARINA 8,1 44,2 14,8 32,9 100,0

EMG 5,4 41,4 13,4 39,8 100,0

AMPLA 6,4 41,5 18,9 33,2 100,0

Promedio 6,6 43,9 14,2 35,2 100,0

Fuente: ANEEL

Composición de la tarifa promedio  -Empresas seleccionadas (%)

Sector Eléctrico Brasilero



 

 

Tabla 0-29. Brasil. Tarifa promedio final por regiones. 

 

Fuente: ANEEL 

La Tabla 0-30 muestra las tarifas medias calculadas por ANEEL por tipo de 

consumidor. Se observa, de forma más clara en la Figura 0-23, que en general, 

después del ajuste inicial de 2004-2006, las tarifas han venido creciendo en línea 

con la inflación del IPC. El elevado crecimiento de la tarifa media general en 2010 

se explica por el incremento de 47% que en dicho año tuvo la tarifa media del 

sector agrícola.  

Tabla 0-30. Brasil – Tarifas medias por clase de consumidor. 

 

Fuente: ANEEL 

 

 

 

  

Región Centro Oeste Nordeste Norte Sudeste Sur Nacional

2003 192 172 192 191 165 182

2004 230 201 221 220 200 214

2005 259 232 246 257 215 242

2006 268 255 265 269 227 257

2007 263 261 262 273 226 257

2008 244 253 267 255 226 249

2009 249 255 291 266 229 258

2010 256 266 266 275 252 263

2011 276 282 296 283 270 282

2012 292 300 324 296 280 299

Tarifa Media Consumidor Final R$/MWH

Fuente: ANEEL

2003 2004 2005 2006 2007 2008 2009 2010 2011 2012

Residencial 242 275 294 300 298 282 288 301 316 333

Industrial 132 159 193 216 225 216 225 236 250 262

Comercial - Servicios 225 256 276 287 286 273 277 287 297 310

Rural 139 166 179 186 187 179 184 199 212 220

Poder Público 226 261 288 306 308 296 302 309 322 337

Alumbrado Públicos 133 152 163 167 167 159 162 166 175 183

Servicio Público 131 152 178 193 200 195 199 201 212 222

Consumo Propio 235 260 293 301 300 276 299 286 311 324

Rural Agrícola 121 123 123 119 176 176 192

Rural Riego 93 112 125 135 136 139 153 145 157 160

Total general 155 179 199 221 223 215 221 245 247 254

Brasil - Tarifa Media por tipo de consumidor (R$/MWh)

Fuente: ANEEL



 

 

Figura 0-23. Brasil – Crecimiento de las tarifas y del IPC 

Fuente: Elaboración propia a partir de datos de ANEEL 

Comparaciones tarifarias Brasil – Colombia.  
Se han realizado varias comparaciones tarifarias entre Brasil y Colombia. En 

2004, con información de 2003, un estudio de la UPME-ANDI comparó las tarifas 

industriales y arrojó los resultados que se muestran en la Tabla 0-31.  

Tabla 0-31. Brasil – Colombia Tarifas industriales medias 2003. 

 

Fuente: UPME-ANDI (2004) 

En el estudio de Fedesarrollo se presenta para Brasil una tarifa promedio de  9,47 

US$ cents/KWh frente a 10,19 US$ cents/KWh para Colombia, en 2008.  

En 2009, Económica Consultores presentó una comparación de las tarifas de 

Colombia con Perú, Chile y Brasil, basada en la información de CIER para 2008. 

Las empresas brasileras incluidas en la muestra fueron CELG, CEMIG, COPEL, 

CPFL y Light; las colombianas CHEC, CODENSA, ENERTOLIMA; ENERTOTAL 

y EPM.  
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Brasil - Tasas de crecimiento anual de las tarifas 
medias 2004 -2012

IPC Residencial Industrial General

Colombia 2,51 0,62 0,58 0,15 3,86 0,8 4,66

Brasil 1,77 0,21 0,97 2,95 0,05 3,00

US$ cents/KWh

Colombia - Brasil Tarifa media industrial 2003 Nivel de tensión > 57,5 KV

Fuente: UPME-ANDI (2004)
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Figura 0-24. Tarifas medias Colombia-Brasil 
Fuente: CIER, 2008 

Tabla 0-32. Tarifas Brasil – Colombia 2008 US$ cents/KWh 

 

Fuente: Económica, 2009 

La Comisión de Integración Energética Regional – CIER- realiza el benchmarking 

de tarifas más completo para los países de América Latina160. Se comparan  las 

tarifas residencial, residencial social, comercial e industrial de 58 empresas de 

distribución de los países miembros. Los cálculos se basan en clientes típicos 

definidos de acuerdo a la potencia, la energía y la tensión del suministro. Para el 

cálculo de la tarifa media se suman todos diferentes cargos incluidos en los 

pliegos tarifarios  – cargo fijo, energía, demanda e impuestos – y se dividen por el 

consumo típico en cada una de las categorías. El estudio incluye 6 distribuidoras 

de Brasil y 9 de Colombia cuya información básica se presenta en la Tabla 0-33.  

 

 

 

 

                                                           
160 Comisión de Integración Energética Regional – CIER (2012). Tarifas en distribución.  
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Residencial Comercial Industrial Residencial Comercial Industrial

G+T 5,4 5,4 5,5 10 9,2 8,6

VAD 6,4 6,5 5,3 7,5 6,4 6,5

Total 11,8 11,9 10,8 17,5 15,6 15,1

Colombia Brasil

Fuente: ECONOMICA 2009

Componente

Tarifas Brasil - Colombia 2008 US$ cents/KWh



 

Tabla 0-33. Empresas de distribución seleccionadas – Brasil y Colombia 

 

Fuente: CIER – Tarifas eléctricas en distribución - 2012 

El estudio incluye 7 tarifas residenciales y 4 residenciales sociales, todas en baja 

tensión; 9 tarifas comerciales, 6 en baja tensión y 3 en media; y 8 industriales de 

la cuales 3 en baja, 3 en media y 2 en alta tensión. En todos los casos se diferencia 

por niveles de consumo y potencia.  

Las tarifas residenciales promedio están calculadas para 7 niveles de consumo, a 

saber: 30, 50, 100, 200, 400, 800 y 1600 KWh-mes. En este estudio se  retoma la 

tarifa media calculada para un consumo de 400 KWh-mes. Para los demás 

niveles de consumo las tarifas medias resultantes tienen un comportamiento 

similar al de la Figura 0-25.  Las dos barras del extremo derecho de la figura 

muestran las tarifas promedio nacionales de ambos países calculadas a partir de 

las tarifas medias ponderadas de las diferentes empresas de la muestra. El 

cálculo se hizo tomado como ponderador la energía facturada por cada empresa 

con relación al total de la energía facturada por las empresas de cada país 

incluidas en la muestra.    

 

Amazonas Energía 750.726 0,5 5.111 N.D 633.318 2.310 2,2 325

BOA VISTA Energía 88.473 15,6 597 747 89.998 292 2,0 303

Eletrobras - Rodonia 512.949 2,2 2.301 3.115 N.D 2.447 0,9 210

Eletrobras-Piaui 1.010.066 4 2.301 3.826 435.959 1.460 1,6 692

Eletro Acre 213.068 1,3 729 1.027 151.663 885 0,8 241

LIGHT 4.128.295 376,3 19.871 28.663 3.080.784 7.394 2,7 558

Totales Brasil 6.703.577 30.910 37.378 4.391.722 14.788 2,1 453

CENS - SA 379.503 17,5 917 1.292 208.774 349 2,6 1.087

CHEC 392.899 37,7 871 1.042 163.753 899 1,0 437

CODENSA 2.492.154 176,9 7.794 8.899 1.436.551 986 7,9 2.528

EDEQ 157.541 80,3 344 412 70.982 268 1,3 588

Cundinamarca 247.042 13,1 508 653 103.774 237 2,1 1.042

Huila 255.085 12,8 605 731 97.224 375 1,6 680

ENERTOTAL 18.997 314 454 49.024 76 4,1 250

EPM 1.896.236 31,3 8.385 9.517 1.281.686 1.281 6,5 1.480

ESSA 591.281 18,2 1.344 2.101 266.493 805 1,7 735

Totales Colombia 6.430.738 21.082 25.101 3.678.261 5.276 4,0 1.219

Clientes/emp

leado 
Empresa 

Caracterización de las distribuidoras de Brasil y Colombia incluidas en el estudio CIER

Fuente: CIER - Tarifas eléctricas en distribución - 2012
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Figura 0-25. Tarifas residenciales – CIER 2012. 

Fuente: CIER – 2012. 

Debe anotarse que las estimaciones presentadas en la Figura 0-25 son puntuales y 

sensibles por tanto al tipo de cambio elegido y a las circunstancias coyunturales 

del período de vigencia de los pliegos tarifarios empleados para obtener las 

tarifas medias. Para los cálculos de la CIER se emplearon los pliegos tarifarios 

vigentes en 02/01/2012 y las tasas de cambio promedio vigentes al final del 

mes161. Para Brasil el tipo de cambio fue de 1,87 R$/US$ y para Colombia de 

1.930 $/US$.  

Una observación adicional. En las tarifas reportadas por las empresas 

colombianas son las mismas antes y después de impuestos. En efecto, las 

empresas reportaron el costo unitario del estrato 4 que no incluye la 

contribución; pero en el cual al parecer están incluidos los demás impuestos 

sectoriales vigentes en Colombia – FAZNI, FAER, ley 99, etc. – que están 

implícitos en el costo de la generación y de la transmisión. En el caso de Brasil, 

como ya se explicó, los impuestos análogos a éstos, denominados encargos 

sectoriales, están separados explícitamente de los costos. Por esa razón es posible 

las tarifas de Colombia ―sin impuestos‖ incluyan en realidad los impuestos 

mencionados. 

El estudio CIER presenta 6 tarifas comerciales  para consumos de 200, 500, 1000, 

2000 y 10000 KWh – mes en baja tensión. Para este último consumo considera 

dos casos: 30 KW y 50 KW de potencia. La Figura 0-26 muestra las tarifas 

comerciales para un consumo de 2.000 KWh-mes en baja tensión. En los demás 

                                                           
161 Véase: CIER (2012), página 126.  
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casos de consumos medios considerados por la CIER, las comparaciones arrojan 

un resultado similar al que muestra la figura.  

 

Figura 0-26. Tarifas comerciales – CIER 2012 

Fuente: CIER, 2012 

Finalmente, la Tabla 0-34 muestra tres de las ocho tarifas industriales estimadas 

por la CIER. En general las tarifas de Colombia son más elevadas que las de las 

empresas de Brasil; excepto las de EMP y ENERTOTAL. 

Tabla 0-34. Tarifas Industriales Brasil-Colombia. CIER 2012 

 

Fuente: CIER, 2012 
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Amazonas Energía 18,0 22,2 11,5

BOA VISTA Energía 15,3 18,3 0,0

Eletrobras - Rodonia N.D N.D N.D

Eletrobras-Piaui 22,4 22,4 22,4

Eletro Acre 20,3 25,4 12,9

LIGHT 18,6 19,9 11,1

CENS - SA 19,8 19,8 17,0

CHEC 22,3 22,3 N.D

CODENSA 22,6 17,7 N.D

EDEQ 22,1 22,1 N.D

Cundinamarca 21,0 21,0 N.D

Huila 20,0 20,0 18,1

ENERTOTAL 16,2 16,2 14,6

EPM 15,6 15,6 9,7

ESSA 24,8 24,8 24,8

50 KW ,  25000 KWh-mes, 

BT

300 KW, 50000 KWh-mes, 

MT

10 MW, 438 MWh-mes, 

AT

Fuente: CIER 2012
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Ahora bien, debe recordarse que las tarifas se calcularon con los pliegos tarifarios 

vigentes en enero de 2012, razón por la cual las tarifas industriales reportadas 

por algunas empresas colombianas al parecer incluyen aún la contribución.  

 

Novedades  en el Mercado Eléctrico del Brasil que Afectan el Precio: Lecciones 
para Colombia.  
Desde septiembre de 2012 las autoridades del Brasil, en respuesta al descontento 

de los usuarios con el alto costo del servicio,  han venido tomando una serie de 

medidas que afectan el precio final de la electricidad.  Estas medidas son de dos 

tipos: i) las que introducen modificaciones en los contratos de concesión de 

transmisión y distribución, que vencen entre 2014 y 2017, que afectan 

principalmente a empresas públicas pero también a algunas privadas como 

CTEEP filial de ISA;  y las referentes al cambio del mecanismo para la 

remuneración de la generación térmica por fuera de mérito y el traslado a los 

consumidores de los c y modificaciones en la remuneración de las plantas de 

carbón y eólicas para afianzar la confiabilidad.   

La renegociación de las concesiones. El sistema vigente en el Brasil para 

autorizar a una empresa las actividades de la cadena de prestación del servicio 

eléctrico es el de las concesiones. Durante las privatizaciones de la década del 

noventa la generación existente, una buena parte de la transmisión y unas pocas 

empresas distribuidoras permanecieron en manos públicas, como subsidiarias de 

Eletrobras o como propiedad de algunos estados. La mayoría de estas 

concesiones vencían entre 2014 y 2017 y  vencimiento se deberían renovarse o 

licitar de nuevo. Adicionalmente, como se indicó anteriormente,  la  electricidad 

está sujeta a  un conjunto de impuestos y encargos sectoriales que pueden elevar 

la tarifa al usuario final hasta en un 40%. Ante el freno que experimentó la 

economía del país en el 2012,  el PIB creció solamente el 0.9%, y asumiendo que el 

costo de la electricidad estaba afectando la competitividad de la economía, 

gobierno buscó reactivar la economía mediante una reducción significativa en la 

tarifa final, aprovechando la renegociación de las concesiones y rebajando 

algunos de los encargos e impuestos que recaían en la demanda final.     

De esta forma hizo a las concesionarias la oferta de renovarles las concesiones, 

sin esperar a la fecha de vencimiento,  a cambio de una reducción en la tarifas. La 

reducción fue el resultado de la Ley 12.783/2013 y los decretos-ley 591/2012 y 

605/2013, que deben ser ratificados por el congreso. Las rebajas  afectan  

directamente  al Ambiente Regulado y no al Ambiente Libre, aunque éste ve 

afectado indirectamente como se indica más adelante.  Mediante estas medidas el 

gobierno esperaba que a partir de febrero 2013 los consumidores residenciales 



 

regulados  pudieran experimentar una rebaja de hasta el 20% y los de alta 

tensión regulados de hasta el 32%.  Los consumidores libres  tendrían la rebaja de 

los encargos sectoriales, asumidos por el gobierno,  y la reducción de las tarifas 

de transmisión. La agencia reguladora, ANEEL,  discriminaba el efecto de la 

generación explicando que la energía de las empresas que tuvieron su concesión 

renovada se vendería a un precio medio de R$32,81/MWh. Los consumidores 

que reciben a voltajes superiores a 230 KV tienen opción tarifaria por hora del 

día. 

Si bien las medidas se han traducido en un alivio para los consumidores han 

levantado una fuerte polémica que ha debilitado la confianza inversionista en el 

país al tiempo que debilita fuertemente la capacidad de inversión de Eletrobras. 

Debe tenerse en cuenta que la acción de Eletrobras se transa en la bolsa. 

Tal vez más importante que las medidas mismas es la forma incoherente como 

ellas se tomaron lo que ha llevado al desconcierto entre los inversionistas 

privados y no solo en el sector eléctrico. En efecto, la Presidenta Rousseff  

anunció inicialmente el monto preciso de la rebaja sin tener en cuenta los 

imprevistos no manejables y sin seguir el proceso de diálogo con el sector que era 

tradicional en el Brasil. El anunció que se vio frustrado cuando no todas las 

empresas aceptaron la compensación ofrecida para la renovación anticipada de 

las concesiones a menor tarifa; este fue el caso de tres grandes generadoras 

estatales: CEMIG en Minas Gerais, COPEL en Paraná, y CESP en Sao Paulo. 

Además, la sequía imperante y la activación de la generación térmica fuera de 

mérito,  levantó la amenaza de que los ahorros serían borrados por el pago de 

este imprevisto. Ante este fracaso, el Gobierno se vio obligado a hacer numerosas 

maniobras, casi a diario162,  para compensar los imprevistos con rebajas en los 

impuestos y asumiendo por el presupuesto nacional parte de los encargos; 

dedicando cuentas especiales para salvar a las distribuidoras de la crisis de 

liquidez originada en la financiación de los sobre-costos térmicos que se dejaron 

de trasladar a los consumidores finales y trasladando parte del costo a otros 

agentes que no tenían nada que ver con ello. En el caso de las transmisoras, como 

CTEEP, se cambió en numerosas ocasiones la forma del pago de la 

compensación. La improvisación sumió en el caos y la incertidumbre al sector 

hasta el punto que los inversionistas se han resentido y la última licitación para 

líneas de transmisión no recibió ni la mitad de la demanda esperada.  

El costo de la generación térmica por fuera de mérito. En el Brasil se contrata la 

generación térmica como una opción y cuando es preciso generar el costo del 

combustible se repasa a los consumidores. Este es denominado Encargo para la 

                                                           
162 Se han expedido cinco decretos ley y varias resoluciones.  



 

Seguridad del Sistema, ESS, que es equivalente al costo de las restricciones.  

Adicionalmente cuando el embalse llega a límites muy bajos, que sobrepasan el 

nivel mínimo de la curva de aversión al riesgo, entran plantas térmicas de 

emergencia con líquidos cuyos costos que sobrepasan los R$800/MWh163. La alta 

sequía que ha afectado al país desde de agosto de 2012 ha hecho que se genere a 

capacidad por varios meses  alcanzando durante el mes de diciembre de 2012 un 

costo de combustibles de R$900 millones. Como este repaso a los consumidores  

se hace después de doce meses y en cuotas iguales durante otros doce meses, las 

distribuidoras estuvieron a punto de quebrar lo que obligó al gobierno a 

financiarlas.  De todas maneras, este cobro en el  momento en que deba aplicarse 

representará un aumento en la tarifa final estimado  más de 4%. Esto unido a la 

revisión tarifaria de distribución puede dar lugar a un incremento que puede  

llegar a compensar  las rebajas de la medida anterior.  En cuanto a los grandes 

consumidores, según el director del Instituto del Acero del Brasil la reducción 

será máximo el 4%.164  

Resolución 3 del CNPE. Cambios en la asignación de los costos fuera de 

mérito, valor del spot y otras medidas. La situación de los consumidores del 

mercado libre, a quienes se buscaba beneficiar con las reducciones, es más bien 

paradójica. Su tarifa se ha incrementado por la generación fuera de mérito, el 

costo ESS,  y por el aumento del PLD como consecuencia de la sequía.  Buscando 

mitigar el impacto de la generación fuera de mérito, el CNPE expidió la 

Resolución 3 de marzo de 2013 con la cual se busca modificar el programa de 

optimización para que las plantas térmicas que se despachan por fuera de mérito 

entre en mérito y en consecuencia en la fijación del precio spot o PLD.  Existe 

incertidumbre sobre el impacto de esa medida. En la misma resolución 3 se 

dispone que el 50% del ESS sea generadores y no se traslade a la demanda. Esto 

ha producido un revuelo en el sector y se espera que tarde o temprano ese sobre-

costo que deben asumir los generadores será trasladado resulta en sobre costo a 

los consumidores libres. Temiendo estas alzas futuras, muchos grandes usuarios 

quisieron volver al Ambiente Regulado ACR pero se encontraron con que el 

plazo mínimo de espera pasó de 1 a 5 años quedando atrapados en precios más 

altos. En un Taller organizado el 14 de Mayo por la firma de consultoría PSR165, 

la más prestigiosa del Brasil, para analizar el impacto de la Resolución 3, Mario 

Vega Pereira, gerente de la firma, le pidió al Gobierno no tomar una decisión 

definitiva sobre la medida sin antes analizar alternativas a la misma que puedan 

alcanzar los objetivos buscados a menor costo para el consumidor. De todas 

                                                           
163 Tasa de cambio 2 reales por dólar 
164 Folha de Sao Paulo. 07-05-2013.  
165 Canal Energía 15/05/2013.  



 

maneras el plazo establecido para los cambios es considerado muy corto para 

poder implantarlo aún sin discusión. PRS comparó otras dos metodologías con la 

propuesta encontrando que si bien todas contribuyen al objetivo de anticipar el 

despacho de las térmicas para aumentar la seguridad de suministro, con 

impactos en aumentar el PLD y reducir el ESS,  puede ocurrir que se no rebaje 

sino que se eleva el precio pagado por el consumidor. El costo que antes pasaba 

en el ESS se incrementa en el contrato de la concesionaria que debe absorber los 

costos que antes se cobraban por el ESS.  Otra consecuencia no buscada de esta 

medida es elevar el precio del agua  al aumentar el PLD, lo cual modifica el 

paradigma de expansión en Brasil basado en la  igualación los costos marginales 

de corto y largo plazo.    

¿Hacia una nueva matriz energética? Ante la falta de plantas hidroeléctricas con 

embalse como consecuencia de  las crecientes restricciones ambientales, el 

sistema se vuelve más frágil.  El  gobierno estudia tener subastas especiales de 

generación térmica  por tipo de combustible, con base a carbón local o 

importado,  y separadamente con gas natural. Estas plantas  operarían en la base. 

Adicionalmente endureció las condiciones para la energía eólica pues su aporte a 

la confiabilidad ha sido el que se esperaba. En efecto, se consideraba como 

energía firme de las eólicas el percentil 50 de la generación anual,  o sea la 

mediana, suponiendo que podría ser complementaria con la generación 

hidráulica y almacenarse en los embalses. Esto no fue corroborado por la 

realidad  puesto  que se requiere mayor capacidad de respaldo y mayor 

inversión en transmisión por lo que en adelante se adoptará el percentil 10 y las 

eólicas deberán pagar la transmisión adicional que hagan incurrir al sistema. Los 

costos de la energía eólica que habían logrado niveles muy bajos últimamente se 

encarecerán substancialmente como resultado de estas medidas. Por lo tanto el 

precio de la generación se estima continúe su nivel ascendente en el futuro. 166 

La existencia de los costos es independiente de quien los asuma. Buena parte de 

las medidas adoptadas llevan a distribuir los costos entre los agentes, incluido el 

gobierno. Esas redistribuciones alteran necesariamente la conducta de los agentes 

y desatan una serie de consecuencia no buscadas que pueden anular el efecto 

inmediato y buscado de las medidas y, lo que probablemente, alterar de forma 

duradera la confianza de los agentes en la estabilidad de las reglas de juego.  

 

 

 

                                                           
166 Fuente: Entrevista de Canal Energía Mayo6 2013. Nivaldo de Castro 



 

Anexo 5 – Capítulo 4 
Monografía Estados Unidos 
 
El Servicio de electricidad en EEUU  
  
El sector eléctrico de los Estados Unidos es el mayor del mundo con una 
capacidad neta de generación en verano de 1051 GW en 2011 alimentando un 
sector industrial y con consumidores residenciales que en promedio consumen 
13 veces más que los consumidores colombianos. Estos niveles le permiten una 
gran economía de escala en la generación, transmisión y en la producción de 
insumos así como en unos niveles mínimos de pérdidas. Una diferencia 
fundamental en una industria intensiva en capital como lo es el sector eléctrico es 
que el costo del capital es substancialmente menor en la mayor economía del 
mundo que en Colombia, además de contar con unas instituciones, en particular 
de justicia y regulatorias que necesariamente facilitan la inversión y suponen 
menores costos.  
 
Adicionalmente, el sistema eléctrico en los Estados Unidos no funciona como un 
todo integrado. Este contiene varios subsistemas que no están fuertemente 
integrados, los cuales conviven con diferentes arreglos institucionales. Teniendo 
en cuenta que es una república federada, las jurisdicciones del gobierno federal y 
su regulador Federal Energy Regulatory Commission (FERC) están limitadas al 
comercio entre estados y las Comisiones Estaduales, que tienen jurisdicción sobre 
todo lo que les incumbe en su territorio. No obstante, las Comisiones de 
Regulación cubren otros servicios públicos en los Estados Unidos, los cuales se 
denominan PUCs: Public Utilities Commissions. Si bien la FERC ha sido 
instrumental en facilitar la reforma sectorial en los Estados Unidos por sus 
directivas generales y de comercio interestatal, a menos que las autoridades 
estatales lo pidan expresamente, la FERC no puede obligarlas a reformar sus 
sistemas. Es por eso que los primeros estados en reformar fueron los del 
Nordeste, PJM, New England, New York y California (quien tuvo problemas). 
Estos estados eran aquellos que operaban sus mercados mayoristas regionales 
existentes, cuyo modelo de mercado previo a la reforma era un ―Tight Pool‖. En 
la actualidad existen siete mercados mayoristas cuyos precios son determinados 
por el mismo mercado, obedeciendo a las reglas establecidas o aceptadas por la 
FERC, y manejados por Organizaciones Regionales de Transmisión (RTO) que 
incluyen Operadores Independientes del Mercado (ISO). Estos ISO cubren 2/3  
del mercado nacional. Por otra parte, Estados en el Sur como Florida, Georgia 
(Texas fue la excepción) y en el Noroeste (con 40% de los clientes) nunca 
reformaron y continúan con un modelo de regulación tradicional. 
 

En la actualidad las siete RTO existentes en los EEUU son (ordenadas por el 



 

tamaño de la carga servida): 

• PJM Interconnection (PJM); 145 GW (verano). 

• Midwest ISO (MISO); 137 GW (verano). 

• Electric Reliability Council of Texas (ERCOT); 63 GW  (verano).  

• California ISO (CAISO); 50 GW (verano). 

• Southwest Power Pool (SPP); 47 GW (verano). 

• New York ISO (NYISO); 34 GW (verano).  

• New England ISO (ISO-NE); 27 GW (verano).  

El mapa de los EEUU que indica los territorios cubiertos por los RTO se muestra 
en la Figura 1. 

Figura 1. RTO de los Estados Unidos 

 

Fuente: FERC. 

En general, los RTO usan sus mercados para tomar decisiones operacionales, 
como el despacho de generación. Los sistemas tradicionales dependen de la 
gerencia para tomar estas decisiones, usualmente basados en el costo de utilizar 
las diferentes opciones de generación. El comercio de energía se hace tanto en 
transacciones bilaterales OTC, como en transacciones en el RTO. EL precio final 
en ambos sistemas incorporan tanto el sistema de costo del servicio como el de 
precios basados en el mercado, tanto en las zonas que dependen de un RTO 
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como en las tradicionales.  

No hay mucha diferencia en la práctica entre un RTO y un ISO. La mayor 
diferencia entre los mercados RTO/ISO y sus predecesores, tales como las 
empresas eléctricas verticalmente integradas, empresas municipales y 
cooperativas, es que las RTO/ISO entregan energía confiable a través de 
mecanismos del Mercado competitivos. Las funciones básicas de un RTO o ISO 
incluyen:  

• Asegurar la confiabilidad de la red de transmisión.  

• Operar la red en un área geográfica definida. 

• Balance instantáneo de la oferta y la demanda. 

• Operar mercados eléctricos competitivos y no discriminantes. 

• Proveer servicios de interconexión no discriminatorios a los generadores.  

• Planear la expansión de la transmisión en una base regional. 

Las RTO tienen el control operacional de los sistemas de transmisión, son 
independientes de sus miembros, coordinan el mantenimiento de la generación y 
la transmisión, y supervisan los procesos de planeación de la transmisión para 

identificar las mejoras necesarias tanto en el corto como en el largo plazo. Las  
RTO/ISO no son propietarias de los activos ni efectúan el mantenimiento de los 
equipos o directamente sirven al usuario final.  

Las fuentes de energía de los comercializadores (LSE) son variadas. En ISO-NE, 
NY- ISO y CAISO, las empresas prestadoras del servicio vendieron la mayor 
parte de su generación y atienden  los requerimientos de sus clientes mediante 
compras en contratos bilaterales y en el RTO. En PJM, MISO y SPP, las empresas 
pueden contar con fuentes significativas de generación ya sea directamente o a 
través de filiales, y por lo tanto usan tanto contratos bilaterales y compras al RTO 
como su propia autogeneración.  

Los RTO y los Estados seleccionados 
 
Para efectos de este trabajo se revisarán los RTO de PJM (el mayor de EEUU), 
ERCOT Texas y MISO. Sin embargo, es importante aclarar que se presentará 
información para las seis principales. A saber, CAISO: California; ERCOT: Texas; 
NYISO: New York; PJM: Pennsylvania, New Jersey, Maryland, Ohio, 
Washington DC, Virginia, West Virginia; MISO: Iowa, Illinois, Indiana, 
Michigan, Minnesota, North Dakota, Nebraska, South Dakota y Wisconsin; ISO-



 

NE: Connecticut, Maine, Massachusetts, New Hampshire, Rode Island y 
Vermont.  
 
La regulación a nivel estadual se revisa igualmente para los estados de Ohio, 
Maryland y Texas. 
 

PJM 
 
PJM es el RTO más grande de los Estados Unidos y el mercado libre más grande 
del mundo. Ver Figura 2. 
 

Figura 2. Cobertura geográfica de PJM 
 

 
 

Fuente: PJM. 

 
La organización PMJ sirve a 60 millones de personas y representa el 21% del PIB 
de los EEUU. Tiene una cobertura en 13 estados más Washington DC y cuenta 
con una demanda 14 veces mayor a la de Colombia. Tiene una capacidad 
instalada dominada por el Carbón con cerca del 75% en el 2011, pero con una 
penetración rápida en Gas Natural como producto de la revolución del Gas de 
Esquisto. La Figura 3 muestra la capacidad instalada de PMJ. 
 
 
 
 
 
 



 

Figura 3. Capacidad instalada en PJM 
 

 

Fuente: PJM 

ERCOT 
ERCOT cubre el 85% de la carga de Texas sirviendo a 23 millones de 
consumidores con una capacidad instalada de 74 GW y una demanda máxima en 
agosto de 2011 de 68 GW. Así mismo cuenta con la mayor capacidad instalada en 
generación eólica del país, 10407 MW y 1970 MW de Respuesta a la Demanda 
DR. Tiene más de 1000 entidades que participan en el mercado con 181 
proveedores competitivos certificados (comercializadores puros). Texas es el 
estado con mayor participación de competencia al por menor en la nación (61% 
de la carga residencial y 80% de la carga comercial). ERCOT no está 
interconectado sincrónicamente con el resto del país y tiene una capacidad 
limitada vía HVDC. La Figura 4 muestra la cobertura geográfica de ERCOT y la 
Figura 5 deja ver la capacidad instalada de ERCOT. 
 

Figura 4. Cobertura geográfica de ERCOT 

 

Fuente: ERCOT 
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Figura 5. Distribución de la generación u Capacidad instalada de ERCOT 

 

 

Fuente: ERCOT. 

MISO 
La organización MISO atendía una carga cerca de 100 GW en 11 estados con una 
capacidad instalada de 132 GW, sirviendo a 42 millones de usuarios con cerca de 
362 participantes en el mercado. Además, servía a cerca de 1500 MW de Demand 
Response (DR). La Figura 6 muestra la cobertura geográfica de MISO y la Figura 
7 enseña la capacidad instalada de misma organización. 
 

Figura 6. Cobertura geográfica de MISO 

 

Fuente: FERC 

 
Figura 7. Distribución de la Capacidad instalada de MISO 

2011 State of the Market Report   
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EXECUTIVE SUMMARY 

As the Independent Market Monitor (IMM) for MISO, our core functions include monitoring and 

reporting on the competitiveness and efficiency of MISO’s wholesale electricity markets, 

transmission service, and balancing authority operations; identifying attempts to exercise market 

power and market flaws; and recommending improvements to market design and operations.  

This Executive Summary to the 2011 State of the Market Report provides an overview of our 

assessment of the performance of the markets. 

MISO operates competitive wholesale 

markets for energy, ancillary services, 

capacity, and financial transmission rights 

(FTRs) to satisfy the electricity needs of its 

market participants.  These markets 

coordinate the commitment and dispatch of 

generation to ensure that resources are 

meeting the system’s demands reliably and at 

the lowest cost.   

The MISO markets also establish prices that reflect the marginal value of energy at each location 

on the network that facilitate efficient actions by participants in the short-term (i.e., resource 

dispatch and import/export scheduling), as well as efficient long-term decisions (i.e., investment, 

retirement, and maintenance).   

A. Competitive Performance of the Market 

The MISO energy and ancillary service markets generally performed competitively in 2011.  

Conduct of suppliers was broadly consistent w ith expectations for a workably competitive 

market.  Our analysis revealed little evidence of potential attempts to exercise market power or 

engage in market manipulation.  The output gap, a measure of economic withholding, declined 

over the course of the year and averaged less than 0.1 percent of actual load, which is extremely 

low.  Consequently, market power mitigation measures were applied very infrequently. 



 

 

Fuente: Informe del Monitor Independiente del Mercado MISO. 

 
La evolución de total de la capacidad neta en verano para el periodo 2003-2011 se 
muestra en la Figura 8. Nótese que el crecimiento ha sido muy escaso acorde con 
la evolución de la demanda, pero el segmento que más ha ganado participación 
ha sido el de renovables. El grueso de la generación es térmica alimentada por 
carbón y gas natural. 
 

Figura 8. Evolución de la capacidad por fuentes en los EEUU. 

 

Fuente: EIA 

 

 

 



 

La Formación de Precios de Electricidad en los Mercados Seleccionados 
Mercados  Mayoristas 
 
Todos los mercados mayoristas de electricidad de los EEUU se liquidan en dos 
instancias (multi-settlement), Mercado del Día Siguiente (DAM) y Mercado en 
Tiempo Real MRT. Estos mercados emplean el sistema de precio marginal 
localizado ―locational marginal pricing‖ (LMP) para determinar los niveles de 
despacho de sus unidades de generación y los precios que ellos reciben, que son 
cobrados a las LSEs. Estos mercados difieren en los detalles de cómo se implanta 
el mecanismo de LMP y si emplean o no el mecanismo de pagos por capacidad. 
 
Teniendo en cuenta lo anterior, esta sección describe primero las características 
importantes de los mercados mayoristas con liquidaciones-múltiples y Precios 
Marginales. En el proceso se describe cómo las acciones de los participantes en 
los mercados son usadas para determinar los precios del mercado, magnitudes 
del despacho, y los ingresos recibidos por los dueños de las unidades de 
generación y los costos pagados por las LSE en los mercados DAM y RTM. A 
continuación se describe someramente cómo estos mercados incorporan los 
mecanismos de mitigación del poder de mercado local (LMPM) para limitar las 
ofertas que los oferentes pueden hacer en el DAM y el RTM cuando ellos tienen 
la capacidad de impactar los precios del mercado de una forma significativa, a 
través de acciones unilaterales debido a las características de la red de 
transmisión o de las restricciones operativas de las unidades de generación. Esto 
se denomina posibilidad de ejercer poder de mercado local. Luego se pasa a 
describir la operación de los procesos de liquidación múltiple que permiten a los 
ofertantes y a las LSE explotar las diferencias esperadas entre los mercados DAM 
y RTM. Finalmente, se describen los mecanismos de ―convergence bidding‖ o 
pujas de convergencia, la cual es una característica de todos los mercados de 
liquidación múltiple de los EEUU que permiten a transacciones puramente 
financieras influenciar los LMP de los DAM y RTM.  
 
Descripción de los mercados  DAM y RTM,  y Precio Marginal Localizado  

 
Los mercados mayoristas eléctricos de corto plazo difieren de mercados para 
otros productos porque la electricidad producida por un generador en un sitio y 
vendida a un cliente en otro sitio no es entregada al cliente de la misma manera 
que un carro producido en Detroit es entregado a un comprador en Los Angeles. 
La energía inyectada en las redes de transmisión fluye de acuerdo a las leyes de 
Kirchhoff y no directamente del vendedor al comprador. La capacidad de las 
redes de transmisión a menudo limitan la cantidad que las unidades de 
generación en un sitio dado pueden inyectar y la cantidad que los consumidores 
en otro sitio pueden retirar.  
 



 

Esta circunstancia se denomina congestión y puede llegar a segmentar el 
mercado mayorista de electricidad, lo que significa que algunas unidades de 
generación no pueden competir para vender electricidad en ciertos sitios de la 
red de transmisión. La razón de ello, es que la configuración de dicha red, la 
localización y producción de otras unidades de generación, y la localización y 
magnitud de la demanda final, no lo permiten. Bajo estas circunstancias, un 
mecanismo de mercado que supone que todas las unidades de generación en la 
región geográfica cubierta por el mercado mayorista pueden competir para 
vender energía en cualquier lugar de dicha región, en donde producirán 
seguramente un despacho no factible de las unidades de generación disponibles. 
Esto, ya que las restricciones de capacidad en la red y otras restricciones 
operativas impiden que oferentes que ofrecen los precios más bajos para su 
producción puedan vender su energía disponible.  

 
En el mercado colombiano esta realidad se maneja distinguiendo entre el 
Despacho Ideal, el cual ignora todas las restricciones para determinar el precio de 
Bolsa y la magnitud del despacho de todas las unidades de generación, y los 
niveles Reales o Actuales de generación que determina un despacho basado en la 
configuración actual de la red de transmisión y otras restricciones operacionales 
relevantes. El proceso de modificar los programas de generación requiere definir 
sistemas de pagos para compensar los dueños de las unidades de generación por 
los aumentos de su producción relativa a los determinados en el Despacho Ideal 
o también requiere reducir su producción con relación  a dichos niveles según 
sea necesario. Estos sistemas de pagos y la forma en que ellos se implementen 
pueden llegar a convertirse en lo suficientemente lucrativos para que los 
oferentes propietarios un portafolio de unidades de generación con la capacidad 
para ejercer poder de mercado local, el cual resulta en un deterioro de la 
eficiencia del mercado. El LMPM o mecanismos de mitigación de poder de 
mercado local manejan este problema en los EEUU. 

 
Los mecanismos de fijación de precios espaciales que tengan en cuenta de 
manera explícita la configuración de la red y otras restricciones operativas en la 
red u las unidades de generación se han convertido de facto en los EEUU. Ellos 
limitan las divergencias entre el mercado financiero utilizado para fijar los 
precios y niveles de despacho y la configuración actual de la red de transmisión 
que determina un nivel de despacho factible, lo que permite manejar el problema 
de poder de mercado local de una manera relativamente directa.  

 
En la actualidad, todos los mercados mayoristas que están operando en los 
EEUU utilizan variantes del algoritmo de precio marginal localizado descrito en 



 

Bohn et al. (1984)167.  Este mecanismo de fijación de precios establece diferentes 
precios potenciales en todos los sitios de la red de transmisión. Para computar 
estos precios en el DAM, los generadores someten curvas de oferta para cada 
unidad indicando su disposición para suministrar energía como función del 
precio en el sitio para cada unidad que posean. Estos programas de disposición a 
suministrar tienen dos partes:  
 

– Una oferta de costos de arranque. La oferta de costos de arranque es un 
pago fijo en dólares que debe ser pagado a los generadores si está 
apagado al principio del día siguiente y la unidad es aceptada para 
producir una cantidad positiva durante el día. 

– Una curva de oferta. Las curvas de oferta son funciones discretas no 
decrecientes dando la disponibilidad de un generador para suministrar 
energía adicional como función del precio que se le paga por su energía.  

 
Todos los mercados de los EEUU permiten a los generadores someter múltiples 
pares de precio y cantidad para cada unidad en cada hora del día. Por ejemplo, 
un oferente puede someter diez pares precio-cantidad para cada unidad de 
generación, con el precio de oferta dando el precio mínimo al que el oferente está 
dispuesto a suministrar la cantidad incremental de energía en la cantidad 
ofrecida asociada con la oferta de precio. La suma de las cantidades 
incrementales está restringida a la capacidad de la unidad de generación y los 
precios de oferta típicamente deben ser mayores que un precio piso (que puede 
ser negativo) y menor que el precio techo, los cuales son aprobados por la 
Federal Energy Regulatory Commission (FERC). Los mercados difieren en la 
flexibilidad que les pueden dar a los oferentes para cambiar sus curvas de oferta 
durante las horas del día. Por ejemplo, en California los oferentes pueden 
cambiar su curva de oferta cada hora del día. Esto significa que los pares precio-
cantidad pueden cambiar en una base horaria. En contraste, PJM requiere que la 
curva de oferta del oferente permanezca fija para todas las horas del día. Esto 
significa que los pares de precio-cantidad deben permanecer fijos para todas las 
24 horas del día siguiente.    

 
En el DAM, las LSE someten funciones de disponibilidad a comprar para cada 
sitio que son función decreciente del precio relacionado con el sitio. Las 
funciones están compuestas de pares precio-cantidad ordenadas desde el precio 
más alto hasta el más bajo, donde cada incremento de cantidad indica la 
magnitud en que el LSE está dispuesto a disminuir su demanda si el precio está 
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en ese nivel o más bajo. Todas las LSE también someten una demanda inelástica 
que están dispuestas a comprar al precio piso. 

 
En todos los mercados del país opera un mercado de servicios auxiliares 
simultáneamente con el mercado de energía. Los generadores someten funciones 
discretas no decrecientes indicando su disposición para suministrar cada servicio 
auxiliar. Estas curvas de oferta son específicas para cada unidad y a los 
generadores solo les está permitido someter ofertas para suministrar un servicio 
auxiliar para el cual el ISO haya determinado que la unidad es capaz de 
producir. Todos los ISO operaran mercados para reserva rodante, reserva no 
rodante y AGC. En el DAM, las cantidades de cada reserva operativa aceptada 
para cada unidad de generación y el precio pagado por ella son determinadas 
simultáneamente con los programas de generación y los LMP para energía.  

 
Para computar los LMP en cada nodo del sistema de transmisión y los precios 
para los servicios auxiliares para cada hora del día siguiente, el ISO, minimiza los 
costos totales, basado en los niveles de generación, curvas de oferta horarias y 
curvas de oferta horarias especificadas para cada nodo sometidas para cada hora 
del día siguiente. Esto, siempre y cuando la demanda de energía y servicios 
auxiliares en todos los sitios del sistema de transmisión durante todas las 24 
horas del día siguiente estén sujetas a todas las restricciones pertinentes del 
sistema de transmisión y otras restricciones operativas relevantes. Mientras que 
la demanda localizada por energía es determinada por las curvas de oferta 
sometidas por las LSE, la demanda localizada para cada servicio auxiliar es 
determinada por el ISO.    

 
Las restricciones de la red usadas para determinar los resultados del DAM son el 
mejor estimado del ISO de la configuración de la red de transmisión de cada hora 
del día siguiente. La solución a este ―as-bid‖, problema de minimización de 
costos, determina los compromisos financieros firmes para los dueños de las 
unidades de generación y LSE para todas las 24 horas del día siguiente. La 
programación de las unidades de generación  y de las cargas localizadas en el 
DAM y la programación de los servicios auxiliares que resuelven este problema 
de optimización son ventas en el mercado a término y compras para cada hora 
del día siguiente. Por ejemplo, si una unidad de generación vende 50 MWh en el 
MAD a un precio de $40/MWh durante una hora del día siguiente, entonces este 
generador tiene garantizado un pago de $2,000 = 50 MWh x $40/MWh, 
independientemente de la cantidad de generación de esa unidad en esa hora del 
día siguiente. De manera semejante, si un LSE compra 100 MWh en el MAD 
durante una hora del día siguiente en un sitio determinado a un precio 
$75/MWh, entonces esa entidad debe pagar $7,500 = 100 MWh x $75/MWh, 
independientemente de cuanta energía extrae de la red en tiempo. 

 



 

El LMP en cada nodo de la red de transmisión es igual al incremento del valor 
minimizado de la función objetiva de este problema de optimización que resulta 
de incrementar la cantidad de energía retirada de ese sitio en 1 MWh. Esta 
propiedad de los precios localizados les da su nombre. Para los servicios 
auxiliares, el precio localizado es también el incremento en el valor minimizado 
de la función objetivo asociado con el incremento de la demanda localizada por 
ese servicio en 1 MW. Estos precios, para las 24 horas del día siguiente, son 
computados durante la tarde del día anterior donde la entrega de la energía está 
programada. Todos los participantes deben ser notificados de estos precios en la 
tarde del día en que son computados para que puedan ser válidos.  

 
Empezando a la media noche del día siguiente, un mercado de tiempo-real 
determina el producto real de cada unidad de generación necesaria para atender 
la demanda en todos los nodos del sistema de transmisión. La generación en 
tiempo-real y los retiros de las LSE son determinados minimizando los costos 
(as-offered) de servir la demanda actual por energía y Servicios Auxiliares en 
todos los sitios del sistema de transmisión sujeto a todas las restricciones de 
dicho sistema y a las unidades de generación en el mercado de tiempo-real. En 
todos los mercados se les permite a los suministradores cambiar sus curvas de 
oferta de  generación horaria en tiempo real-time entre los mercados SAM y 
RTM. 

   
El RTM se corre cada cinco minutos para determinar la producción de todas las 
unidades de generación en el área de control necesaria para abastecer la 
demanda en todos los nodos del sistema de transmisión. La solución a este 
problema de optimización da como resultado los RTLMP para cada intervalo de 
cinco minutos dentro de la hora. Los RTP horarios se determinan como el 
promedio en el tiempo de los 12 RTP determinados durante la hora. Los 
generadores que no reciban instrucciones de despacho durante la hora reciben 
este precio RTP horario por la cantidad de energía producida adicional a la 
vendida en el DAM para esa hora. Alternativamente, si la unidad produce menos 
que la cantidad vendida en el DAM deben comprar la cantidad faltante a los RTP 
horarios. Las LSE también solo pueden comprar o vender desviaciones de su 
programación en el DAM al precio del RTM en sus nodos en la red de 
transmisión. Esta combinación del DAM y el RTM es llamada mercados de 
liquidación múltiple por la propiedad de que solo las desviaciones horarias de la 
programación del DAM son liquidadas al precio del tiempo real.  

 
Volviendo al ejemplo anterior del generador que vendió 50 MWh de energía en 
el DAM a un precio de $40/MWh, si la unidad generó solamente 40 MWh de 
energía, el dueño tendrá que comprar los 10 MWh faltantes al precio de tiempo 
real para cumplir con su compromiso del mercado a término. Si la unidad 



 

produjo 55 MWh, entonces los 5 MWh adicionales a los 50MWH programados 
son vendidos al precio de tiempo real.  
  
Mecanismos de Mitigación de Poder de Mercado Local 
Debido a que tanto el DAM como el RTM  respetan todas las restricciones 
operacionales en los respectivos despachos  y mecanismos para determinar los 
precios del DAM y RTM  LMP, no hay necesidad de modificar significativamente 
las cantidades de los programas de las unidades de generación, porque el 
mercado usado para programar las unidades no respeta la configuración de la 
red y todas las restricciones conocidas de operación. No obstante, el uso de un 
mercado que no elimina la necesidad de ajustar los programas de generación 
entre el DAM y el RTM se da porque las condiciones esperadas del sistema en 
tiempo real entre el sistema de transmisión y otras restricciones de generación 
cambia entre el cierre del DAM y el RTP. Adicionalmente algunos productores 
pueden tener unidades de generación situadas en la red de transmisión de tal 
manera que les permitan ejercer demasiada influencia de los precios de energía 
bajo ciertas condiciones del sistema. Por esta razón, todos los mercados de los 
EEUU tienen mecanismos de LMPM para manejar estas circunstancias. 
 
Estos mecanismos LMPM pueden dividirse en tres procesos encadenados. El 
primer paso determina cuándo el dueño de una unidad de generación tiene una 
capacidad significativa para ejercer poder de mercado de manera unilateral. Esto 
se hace de varias formas diferentes en los mercados de los EEUU. La mayoría 
utilizan las ofertas sometidas por todos los demás participantes en el mercado y 
las condiciones de demanda para determinar si un generador tiene la capacidad 
de afectar los precios del mercado unilateralmente. El segundo paso determina 
los precios que el oferente con capacidad de ejercer poder de mercado local le 
está permitido someter. Típicamente en este paso se utilizan estimaciones de los 
costos variables de generación de la unidad más un ―adder‖ $MWH 
determinado por la DERC en lugar de la oferta hecha por el oferente. El tercer 
paso determina la cantidad que se debe pagar al oferente identificado con la 
capacidad para ejercer poder de mercado local significativa. Todos los mercados 
permiten recibir al oferente mitigado el LMP en su sitio que resulta de utilizar la 
curva de oferta mitigada obtenida en el segundo paso. Los programas de 
computador de todos los mercados de los EEUU DAM y RTM tienen 
incorporadas versiones de estos tres pasos. Si bien es muy difícil sacar 
conclusiones generales de qué tan frecuente este mecanismo impacta los LMP en 
los EEUU, en virtualmente todos los mercados el mecanismo de LMPM ha 
afectado algunas unidades de generación una fracción significativa de las horas 
del año.  
 
 
 



 

Pujas Virtuales  
Los mercados de Liquidación-Múltiple le permiten a los participantes la 
oportunidad de ofertar en los mercados que más les convengan. Un generador o 
LSE que espere diferencias entre los LMP en el DAM y el RTM en su respectivo 
nodo podría explotar esta diferencia de precios vendiendo o comprando más o 
menos energía que la que espera producir o consumir en tiempo-real. Por 
ejemplo, suponga que los dueños de una unidad de generación esperan producir 
100 MWH de energía y pronostican un precio en el MTR de $60 por MWH que es 
mayor que el esperado para las mismas condiciones en el DAM. El generador 
simplemente ofertará precios que sean iguales o superiores a $60/MWh en el 
DAM, lo que podría resultar en no ser despachado en el DAM. El oferente podría 
entonces ofrecer 100 MWh de energía en el RTM como un tomador de precio 
para asegurar que produce la cantidad esperada de 100 MWh. Esto lo logra 
ofreciendo en el RTM al precio-piso. Este comportamiento del generador 
probablemente resulten en un alza en el DAM pues habrá menos oferta 
disponible a $60/MWh o menos y una baja en el RTM porque habrá más oferta 
en este mercado. El impacto neto de este comportamiento es aumentar la 
probabilidad de que los precios en el DAM y el RTM se acerquen más que si no 
se comportara de esta manera. Por esta razón, este comportamiento del 
generador se ha llamado ―convergencia implícita o puja virtual‖, porque el 
generador está usando sus ofertas en el DAM como mecanismo para explotar las 
diferencias entre el DAM y el RTM.  

 
Las LSE pueden también utilizar los mecanismos de convergencia implícita o 
puja virtual. Suponga que una LSE con una demanda en tiempo-real de 100 
MWh espera que el precio del DAM será mayor que el del RTM y cree que será 
$100/MWh. Este LSE someterá una curva de demanda en el DAM con cero MWh 
a precios mayores que el $100/MWh. Lo más probable será que la LSE no haga 
ninguna compra en el DAM y que su demanda entrará como un tomador de 
precio en el RTM. En consecuencia, estas acciones del LSE también tenderaán a 
reducir la diferencia entre el DAM y el RTM, porque la demanda es es menor en 
el DAM y mayor en el RTM.  

 
Este tipo de pujas de convergencia implícita pueden tener consecuencias serias 
en la confiabilidad del sistema e incrementar el costo de servir la demanda del 
sistema. La combinación del ejemplo de un generador que ofrece mayores 
precios en el DAM porque desea vender a mayores precios en el RTM y un LSE 
de comprar a un precio más bajo en el RTM pueden resultar en generación 
agregada en el DAM, cuya programación de carga que en la realidad resulten 
por debajo de la demanda real en tiempo-real. Esto puede forzar al OS a 
encontrar grandes cantidades de energía adicional entre el cierre del DAM y para 



 

asegurar que la demanda efectivamente se pueda cumplir. Wolak (2003) 168  
demuestra que este fue efectivamente el caso observado en el verano de 2000 en 
el Mercado Eléctrico de California porque el tope de precios en el DAM era 
significativamente más alto que el tope de precios en el RTM. Las LSE 
sometieron demandas en el DAM con demanda cero por encima del precio tope 
en el RTM. Los generadores sometieron curvas de oferta en el DAM a precios 
iguales o superiores al tope en el RTM por la mayor parte de la cantidad que 
anticipaban generar en tiempo-real, lo cual resultó en un DAM cerrando a una 
cantidad substancialmente menor que la cantidad en tiempo real prevista. Esto 
dejó al ISO de California luchando por encontrar una cantidad adicioal de 
energía, a menudo por encima de ¼ de la demanda anticipada en tiempo real 
para asegurar que esta demanda fuera cubierta.  

 
Además de las consecuencias en la confiabilidad del sistema como resultado de 
la puja virtual implícita también hay consecuencias en el costo variable total. 
Todos los mercados de electricidad mayoristas tienen unidades de generación 
que requieren un cierto tiempo para arrancar, pero una vez prendidas pueden 
producir a costos variables muy bajos. El uso de la puja virtual implícita tanto 
por generadores como por las LSE puede resultar en el no despacho de este tipo 
de plantas. Aun cuando unilateralmente puede ser óptimo que el dueño de un 
portafolio de unidades de largo arranque y bajo costo combinado con unidades 
de corto arranque y alto costo permita la utilización de puja virtual implícita que 
deje sin operar algunas de sus plantas de largo arranque, estas acciones 
incrementan el costo total de servir la demanda del sistema.  

 
El principal motivo para introducir las pujas virtuales explícitas es la eliminación 
de las consecuencias adversas para la confiabilidad del sistema del 
comportamiento de participantes tratando de explotar las diferencias esperadas 
en los precios de los dos mercados y reducir los costos para la demanda final, 
pues los participantes en el mercado tienen opciones de menor costo que retirar 
las plantas de arranque largo y costos operacionales bajos para explotar estas 
diferencias. La llamada Pujas Convergentes ―Convergence Bidding‖ introducen 
un instrumento puramente financiero que permite a los dueños de unidades de 
generación y LSE explotar las diferencias en LMP entre el DAM y el RTM de tal 
manera que los participantes no tengan que distorsionar sus ofertas y estrategia 
de pujas para ganancias particulares a costa de la confiabilidad del sistema y 
mayores costos para el consumidor.  

 
Las Pujas convergentes o virtuales son clasificadas como pujas decrecientes 
(DEC) o incrementales (INC) y son identificadas explícitamente como tales por el 
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OS. Los participantes pueden someter cualquiera de ellas en cualquier nodo del 
sistema de transmisión. Una oferta INC en un nodo se trata igual a una oferta de 
generación en ese nodo. La única diferencia entre una oferta convergente 
aceptada y una oferta de un generador es que el ISO sabe que la energía vendida 
en el DAM por una oferta convergente será comprada en el RTM como un 
tomador de precio. Una oferta convergente DEC será tratada igual que una puja 
de demanda física en el DAM. Es una curva de oferta de forma de función  
discreta para comprar energía adicional en el DAM. Una oferta convergente DEC 
aceptada implica una obligación de no vender esta energía en el RTM. La 
descripción anterior deja claro que una oferta convergente INC tiene asociada 
unos ingresos iguales a la diferencia entre los LMP en el DAM y el RTM en ese 
nodo multiplicada por la cantidad de MWh vendidos en el DAM, y una oferta 
convergente DEC tiene ingresos asociados a la diferencia entre los LMP del RTM 
y el DAM en el nodo multiplicada por la cantidad de MWh comprada en el 
DAM. Una oferta convergente INC gana ingresos positivos si el precio del DAM 
es mayor que el precio del RTM, pero las acciones de los ofertantes convergentes 
INC reducen la posibilidad de esta ganancia porque la oferta será mayor que la 
demanda en el DAM y la demanda en el RTM será mayor como consecuencia de 
las ofertas INC. Una oferta convergente DEC  obtiene ingresos positivos si el 
precio del RTM es mayor que el precio del DAM. Las acciones de los Oferentes 
Convergentes DEC reducen la posibilidad de que estas ganancias se concreten 
porque la demanda del DAM es mayor y la oferta en el RTM es mayor como 
resultado de sus acciones.  

 
Cargos por Capacidad 
Los mercados en los EEUU se diferencian en si tienen o no un mecanismo formal 
de pagos por capacidad. Todos los mercados del Este —PJM, NYISO e ISO New 
England— tienen mercados de capacidad, mientras que MISO, California y 
ERCOT no lo tienen. Las obligaciones de pagos por capacidad recaen en la 
demanda. Toda la carga está obligada a comprar un múltiplo de su demanda 
pico anual, típicamente entre 1.15 a 1.20, en capacidad de generación que debe 
ser oferta disponible de energía. Para las unidades de generación que utilizan 
combustibles fósiles, la capacidad que ellas pueden vender es típicamente la 
capacidad de placa de la unidad deflactada por la indisponibilidad. Esta 
definición para unidades intermitentes como energía eólica o solar es un proceso 
mucho más desafiante y políticamente cargado. En los mercados mayoristas con 
mecanismos formales de pagos por capacidad, el ISO determina qué proporción 
de la capacidad de cada tipo de unidad de generación puede recibir sujeta a la 
aprobación de FERC. 

 
El diseño de los mecanismos de pago por capacidad ha sido un proceso en 
extremo difícil y discutido. Los intentos iniciales para establecer mecanismos 
para pagos de capacidad que fijen precios por capacidad confiable a través de 



 

mecanismos de mercado de corto plazo que se basen en compradores y 
vendedores voluntarios llevaron a problemas de poder de mercado porque la 
oferta de generación de corto plazo es vertical y la demanda en el corto plazo por 
capacidad es inelástica. En consecuencia, los precios fluctuaban típicamente entre 
el piso de oferta de cero y el tope de precios. Este patrón de comportamiento hizo 
muy difícil para los proponentes de los pagos por capacidad asegurar que 
estaban utilizando la señal de precios para definir la expansión de la capacidad.  

 
Esto llevó a los ISO que operaban mercados por capacidad a tratar de controlar el 
ejercicio unilateral de poder de mercado mediante dos medidas. En primer lugar, 
tanto la flexibilidad de los oferentes para determinar la cantidad de capacidad 
confiable que ellos ofrecían al mercado como la cantidad que ellos reciben por los 
pagos es severamente controlada. En todos los mercados los generadores 
existentes tienen la obligación de ofertar toda su capacidad confiable al mercado. 
No pueden substraer capacidad confiable de las subastas del mercado de 
capacidad. Para la fijación de precios, todos los mercados mayoristas usan curvas 
de demanda determinadas por medios administrativos con pendientes negativas 
que se intersectan con la curva de oferta agregada para determinar el precio del 
mercado. Las LSE no pueden expresar su disposición a comprar más o menos 
capacidad como función del precio de despeje del mercado. 
 
El segundo cambio en el diseño del mercado fue incrementar el horizonte de 
tiempo entre el momento en que se compra la capacidad y el momento en que la 
capacidad debe ser entregada. De esta manera, se facilita la entrada de nuevos 
competidores para que compitan con los generadores existentes para ofertar 
nuevas unidades de capacidad confiable. Todos los mercados mayoristas con 
mercados formales de capacidad han hecho la transición para enfocarse en 
mercados a término de capacidad en donde los empresas existentes y nuevos 
entrantes ofertan el suministro de capacidad confiable en una fecha en el futuro 
suficientemente lejana para permitirle a los nuevos entrantes competir por el 
suministro de capacidad.  
 
A pesar de estos cambios, los mercados de capacidad en el Este de los EEUU 
continúan plagados por problemas de ejercicio de poder de mercado y han sido 
la fuente de continuos problemas entre los reguladores estaduales y federales. El 
conflicto más frecuente es sobre si la empresa regulada por el estado que posee 
unidades de generación  puede autosumistrarse capacidad y por lo tanto evitar 
participar en la capacidad y de esta manera reducir el precio por la cantidad de 
capacidad que debe comprar en las subastas  y de la capacidad de otras empresas 
en el estado. En resumen, los mercados de capacidad continúan siendo un 
desafío para aquellos estados que los tienen y una alternativa atractiva, pero no 
bien entendida para aquellos que no la tienen. 
 



 

Típicamente, los estados que no tienen mercados de capacidad reconocen la 
necesidad para fijar precios de escasez y por lo tanto tienen topes de precios de 
energía a los suministradores que pueden someter a sus mercados de energía y 
servicios auxiliares. Este es ciertamente el caso de ERCOT que, como se verá más 
adelante, tiene un tope de precios en la oferta de USD 3000/ por MWh, tres veces 
más alto que los del Este del país. 
 
Manejo de la Demanda 
Además de los recursos de oferta, a partir de 2006 ha venido incrementándose 
notoriamente la participación de la demanda en los mercados tanto de energía 
como de capacidad. Igualmente la adopción de métodos llamados ―Medición 
Avanzados‖ que permiten no solamente una medición a distancia  para la 
facturación sino también enviar señales al usuario para que conozca en tiempo 
real sus consumos y responda a ellos o simplemente pueda recibir una señal de 
precio en tiempo real. Los Medidores avanzados le permiten al distribuidor tener 
un conocimiento más detallado de la red y operarla reduciendo los niveles de 
pérdidas que algunos estiman en 2%. La introducción de estos medidores tuvo 
un gran impulse con las medidas del estímulo introducidas a partir de 2009 por 
el Gobierno para combatir la recesión económica.  
 
El sistema eléctrico Americano es fundamentalmente térmico por lo que su 
confiabilidad en las horas pico determina las necesidades de inversión y las 
medidas se concentran en lograr reducir la demanda en esas horas. Pueden 
catalogarse en dos grandes grupos: Incentivos y tarificación por hora del día. El 
primer grupo comprende medidas como desconexión automática, manejo 
remoto de la carga y recursos de demanda en el Mercado de capacidad, en los 
cuales el usuario recibe un pago por la reducción.  
 
Según el informe de la FERC que reportó el potencial para reducción de 
demanda y la instalación de medidores avanzados para 2012169, el potencial de 
contribución como recurso de todos los programas de respuesta a la demanda en 
el país alcanzó en dicho año  72000 MW o cerca del 9.2% de la demanda pico. El 
RTO con mayor potencial es PJM. Por su parte, la penetración de Medidores 
Avanzados alcanzó el 22.9% en 2011 comparado con el 8.7% en el 2010.   
 
Resumen para PJM, ERCOT, y MISO 
El PJM es considerado el mercado mayorista más completo. Su mercado de 
energía consiste de un mercado a término del Día Siguiente (DAM) que calcula 
LMC para cada hora del día siguiente basado en las ofertas de los generadores, 

                                                           
169 FERC, 2012. Assessment of Demand Response and Advanced Metering. Staff Report 
 
http://www.ferc.gov/legal/staff-reports/12-20-12-demand-response.pdf 
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pujas de demanda y contratos bilaterales. El mercado en Tiempo Real es un 

mercado SPOT en el que LMC se calculan basados en las condiciones reales cada 
cinco minutos y se liquida horariamente. Desde 2007 opera el mercado de 

capacidad llamado RPM (Reliability Pricing Modelo) mediante subastas 
anuales convocadas con tres años de anticipación para vender la capacidad que 
cada empresa que atiende el usuario final necesita incluyendo la reserva. Las LSE 
pueden suplir sus necesidades de capacidad con su propia generación (70%), con 
contratos con otros (14%) y a través de las subastas que hace PJM (16%). 
 
En el mercado de capacidad pueden participar no solo la generación sino 
también la DR y la eficiencia energética. A pesar de que cuenta con incentivos 
para que se incluyan nuevos recursos de generación, la capacidad del mecanismo 
para asegurar la disponibilidad de los mismos ha sido puesta en duda. El PJM 
también opera en un mercado para Derechos Financieros de Transmisión, que 
son coberturas para los precios nodales que se negocian separado de los servicios 
de transmisión. Se pueden adquirir en subastas de largo plazo de 1 a 3 años, 
subastas anuales y mensuales o en el mercado secundario. También opera un 

mercado a término del día siguiente de programación de reserva y un Mercado 
de servicios Auxiliares que negocia Regulación  y Reserva Sincronizada. 
 
El ERCOT tiene un mercado de solo energía, DAM para fijar LMC cada hora del 
día siguiente, desde 2010 puesto que antes tenía un diseño Zonal, un mercado en 
Tiempo Real cada cinco minutos pero hasta el momento no tiene un mercado de 
capacidad. Sin embargo, dado que el margen de reserva no ha podido 
mantenerse, debido a que los bajos precios de la energía no incentivan la 
construcción de nuevas unidades, ERCOT estudia en el momento alternativas 
para implantar un procedimiento que asegure su mantenimiento, lo cual 
implicaría necesariamente un aumento en los precios como se indicará más 
adelante. Igualmente el monitor del mercado ha recomendado implantar un 
sistema de reserva anticipada. En el momento actual, el tope de precios en 
ERCOT es $USD 3000 por MWH y fue alcanzado por más de 27 horas durante el 
pico de la demanda ocasionado por la ola de calor del verano de 2011. Entre las 
medidas estudiadas por el regulador es aumentar aún más este tope. 
 
El MISO maneja mercados de energía y reservas operativas incluyendo un DAM 
y un Mercado en Tiempo Real calculados cada cinco minutos. Opera también un 
mercado de Derechos Financieros de Transmisión (FTR). El MISO tenía un 
sistema en que los LSE comprometían sus necesidades de Capacidad y reserva 
mediante recursos propios y contratos bilaterales además de una subasta 
mensual voluntaria por faltantes. Recientemente la FERC aprobó y MISO 
implantó un sistema de subastas anuales voluntarias que definen un precio de 
capacidad de un poco más de $USD 1 por MW día. El MISO tiene varios 
esquemas para que la demanda participe ya sea en el mercado de energía o 



 

reservas. El LSE recibe pago siempre que el LMC esté por encima de un 
determinado nivel. 
 
 Mercados  Minoristas 
 
Los servicios Públicos domiciliarios son regulados por las Comisiones de 
Regulación PUCs en Cada Estado siguiendo los lineamientos de las legislaturas 
estaduales  expresadas en la ley energética. Si bien la mayoría de los mercados 
minoristas continúan siendo regulados por alguna forma del costo del servicio, 
como parte de la reestructuración en muchos estados se ha abierto la 
competencia al nivel minorista mediante la cual los subscriptores pueden elegir 
el suministrador de energía manteniéndose los cargos de transmisión y 
distribución, ―cables‖ en la jerga regulatoria, regulados.  
 
La Reestructuración del sector 
En cada estado el servicio de distribución es prestado por numerosas empresas 
de carácter privado, público o cooperativas, verticalmente integradas o que ya sa 
han vendido sus activos de generación o han creado filiales como parte del 
proceso de reestructuración donde este se ha venido dando. La transición al 
mercado libre, detallada en cada ley estadual, ha sido larga. En general, se daba 
un primer periodo mediante el cual se reconocían los llamados costos encallados 
de activos de generación de empresas verticalmente integradas que en el proceso 
de liberación no alcanzaban a recobrar los costos de inversión aprobados durante 
el régimen anterior; estos costos eran trasladados al consumidor en cargos 
especiales, ―riders‖. En un segundo periodo se acordaba un congelamiento de la 
tarifa para darle oportunidad a otras empresas distintas al establecido para 
entrar a competir, finalmente se entraba en el nuevo régimen en el cual las tarifas 
de la componente de generación de los usuarios regulados era establecida 
mediante un procedimiento de subastas periódicas. En algunos casos como en el 
de Ohio, que se detalla en el Recuadro 1 , después del periodo  de congelamiento 
de tarifas el regulador ha accedido a alzas en la componente regulada de 
generación por un periodo adicional. 
 
Recuadro1 la transición en Ohio: 
La Ley promulgada en 1999 y puesta en efecto en 2001 ordenó la reestructuración 
de la industria eléctrica en Ohio. Dicha ley estableció un periodo de cinco años 
de transición al mercado congelando las tarifas de los LSE establecidas para dar 
oportunidad al mercado  competitivo para desarrollarse. Al final de dicho 
periodo en 2006 el regulador PUCO determinó que los consumidores no estaban 
listos para el tránsito a las tarifas determinadas por el mercado y acordó con las 
principales empresas los llamados Planes de Estabilización de las Tarifas que 
duraron en la mayoría de las empresas hasta el final de 2008. Dichos planes y 
otras medidas permitieron eliminar la incertidumbre en los precios. En 2008, año 



 

en el que los precios de los combustibles alcanzaron records y la crisis económica 
se avecinaba, La Asamblea General de Ohio aprobó el Senate Bill 211 que 
buscaba continuar con la estabilidad de las tarifas, crear empleos, establecer la 
eficiencia energética y desarrollar la industria de energías alternativas. La nueva 
ley estableció que PUCO iniciaría la revisión de las tarifas en 2009 y estableció 
senderos alternativos para que las empresas eléctricas se ajustaran a las nuevos 
precios definidos por el mercado. 
 
En consecuencia PUCO le pidió a cada empresa definir los llamados ESP ―Planes 
de Seguridad  Eléctricos‖.  El primer ESP aprobado para Duke Energy (DE) en 
diciembre de 2008 establecía aumentos graduales en la tarifa básica de 
generación hasta diciembre 2011. Los clientes residenciales de DE 
experimentaron aumentos del 2% anual en 2009 y 2010 y los clientes industriales 
y comerciales hasta 2011. En Junio de 2011 se presentó su ESP para el periodo 
2012-2021. Bajo este plan la compañía debería separar sus activos de generación y 
Distribución y la tarifa base de generación sería establecida mediante subastas 
periódicas realizadas por un subastador independiente. La DE propuso recobrar 
los costos de capacidad y generación, fuentes alternativas de energía, costos de 
generación no recobrables y confiabilidad de distribución mediante cargos 
denominados ―Riders‖. La Ley Eléctrica de 2008 estableció que cada empresa 
debería tener un portafolio de Energías alternativas que en 2025 debería alcanzar 
el 25% de su demanda170. 
 
El proceso de revisión tarifaria  
En general la revisión tarifaria es solicitada por la empresa eléctrica a la PUC, 
pero puede ser solicitada por consumidores o por la misma PUC cuando 
considere que las cosas han cambiado. Tanto los procesos como su duración 
varían y son establecidos por la ley (en Ohio 272 días)  pero generalmente se 
inician con la presentación por parte de la empresa que es estudiada por los 
técnicos de la comisión, los cuales emiten un juicio sobre el mismo juicio que es 
sometido a escrutinio público con participación de todos los agentes incluyendo 
los consumidores. Finalmente la PUC emite su veredicto el cual puede ser 
apelable ante la Corte Suprema de Justicia del Estado. 
 
El método de fijación de la tarifa 
El método tradicional de costo del servicio busca tener una tasa de rentabilidad 
adecuada sobre el patrimonio de la empresa 171  y recobrar los costos 
operacionales para lo cual se analiza en detalle un año prueba ―test Year‖. Las 
Ordenes de la PUC incluyen un análisis detallado de todos los datos y 
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171 En un caso pendiente de PEPCO ante el regulador de Maryland la tasa de retorno 
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proyecciones financieras de las empresas. Igualmente las PUC aprueban 
inversiones necesarias para mantener el servicio y autorizan los repasos de costos 
no gerenciables, contribuciones y otros. En los casos en que existe competencia 
en la generación para cierto tipo de clientes, estos pueden contratar con otros 
proveedores el servicio de energía. Para los clientes que no escojan otro proveer 
la empresa debe ofrecer una opción estándar con el precio de energía regulado, 
generalmente por el precio de subastas periódicas de adquisición. En algunos 
casos no se utiliza el método de costo del servicio sino alguna modalidad de 
Precios Tope o ingresos tope. Por otra parte, la empresa PEPCO solicitó y 
finalmente recibió aprobación del regulador de Maryland MPSC 172  para 
independizar el cobro de la componente distribución de la cantidad consumida. 
Las tarifas de distribución se ajustan periódicamente hacia arriba o hacia abajo 
dependiendo de si los ingresos promedio por cliente recaudados difieran del 
valor establecido por el regulador. De esta manera el distribuidor no se ve 
castigado por los programas de eficiencia energética.  
 
La apertura a la competencia en el mercado minorista 
La apertura a la competencia minorista ha sido reglamentada en muchos estados 
y aunque ha tardado un poco en penetrar se ha venido consolidando. Los 
reguladores obligan a la empresa incumbente a ofrecer y publicar una oferta 
Standard de Servicio (SOS) para cada tipo de cliente y unos consumos 
establecidos de tal forma que el consumidor pueda  comparar con otras ofertas 
ya sea de la misma empresa o de otros comercializadores. En la página WEB del 
distribuidor aparece la lista de comercializadores que ofrecen energía en la 
localidad del usuario y los diferentes tipos de contrato que ofrecen así como los 
plazos respectivos. Esta información también aparece en las páginas de los 
reguladores así como ayuda para el proceso173. Si un consumidor quiere cambiar 
de comercializador antes de que venza el plazo del contrato debe pagar una 
multa. Los paquetes ofrecidos por los comercializadores son de variados e 
incluyen por ejemplo ―Energía Verde‖ generada por fuentes renovables de 
energía ent iempo real mediante medidores inteligentes y otros. Los incumbentes 
ofrecen igualmente la posibilidad de desconectar carga a ciertas horas pico o 
manejar directamente el termostato a control remoto aunque estas opciones 
apenas comienzan a ofrecerse. 
 
La penetración de la competencia minorista se mide por el porcentaje de clientes 
que hayan cambiado su comercializador original. La Figura 9a muestra  la tasa 
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173   para Texas http://www.powertochoose.org . Ohio: 
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de penetración en la zona de ERCOT, en Texas, indicando que en la actualidad 
esta tasa está entre cerca de 60% para consumidores residenciales y 75% para los 
consumidores industriales. En Texas existen más de 150 comercializadores y el 
consumo por consumidor residencial promedio es de más de 1500 KWh 
mensuales 174 , factores que son precisos tener en cuanta cuando se quiere 
extrapolar resultados a nuestro medio. También tomó cuatro años y medio para 
llegar a un nivel del 30% en el sector residencial. 
 
Para facilitar el proceso de la competencia minorista existe la figura del 
―agregador‖ mediante el cual un grupo de consumidores afines se junta para 
comprar energía de los comercializadores. Entre los ejemplos se cuentan 
entidades oficiales como oficinas de gobierno y escuelas, y otros que 
voluntariamente se acojan. Estos agregadores no compran directamente en la 
bolsa sino que hacen licitaciones para seleccionar comercializador o 
comercializadores.  
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Figura 9a. Porcentaje de Clientes Servidos por Comercializadores Diferentes al 
Incumbente por Clase de Consumo 

 

Fuente: Texas Regulatory Commission 

 
Como era de esperarse, el sector más lento en adoptar la opción de cambiar de 
comercializador ha sido el residencial. Datos recientes de la EIA confirman esta 
dificultad. La Figura 9b muestra que los estados cuyos consumidores han tenido 
la participación en el mercado Texas ha sido de lejos el más exitoso y los 
siguientes Nueva York, Connecticut y Massachusetts apenas si alcanzan el 10%. 
 

Figura 9b. Evolución de mercados competitivos en el sector residencial 

 

 Fuente: EIA 

 
Pero la situación se vuelve más crítica en otros mercados que inicialmente 
participaron pero que desertaron a niveles prácticamente no significativos entre 
los que se encuentran Maryland, Ohio, New Jersey y Pennsylvania, tal como lo 
indica la Figura 9c. 
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Settlement Point price in the real-time market ($/MWh) in August 2011 was $153.83 and 

$30.64 in August 2012.
14

 

 

2. Retail M arket Development and Pr ices 

a.  Available Choices for Customers 
 

An important gauge of retail market competitiveness is the number of providers 

competing for customers.  Today, a wide variety of products and service offers are 

available for Texans. By August of 2012 there were 114 REPs providing service to 

customers.  The number of REPs and competitive offers has continued to grow steadily 

since 2002.  Texas continues to be recognized as the most successful competitive retail 

market in North America as demonstrated by its number one rank for the past 5 years 

in the Annual Baseline Assessment of Choice in Canada and the United States.
15

  

According to ERCOT, the percentage of ESI-IDs that are not served by the former 

affiliated REP is 59% for residential load and 65% for small commercial load.   
 

Figure 1 - Percentage of Customers Served by Non-Affiliated REPs in ERCOT by Class 
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 Board of Directors Meeting, September 19, 2012 

15
 Annual Baseline Assessment of Choice in Canada and the United States.  Available online at:  

http://www.defgllc.com/content/defg/abaccus.asp. 

0.00%

10.00%

20.00%

30.00%

40.00%

50.00%

60.00%

70.00%

80.00%

Percentage of Customers Served by Non-
Affiliated REPs in ERCOT by Class 

Residential
Commercial (Secondary Voltage
Industrial (Primary Voltage)

Electricity supplied by marketers

competitively supplied portion of residential electricity deliveries (%)

1999 2000 2001 2002 2003 2004 2005 2006 2007 2008 2009

0%

10%

20%

30%

40%

50%

60%

70%

New York Connecticut Massachusetts Texas



 

Figura 9c. Evolución de mercados competitivos en el sector residencial  2 
 

 
 

Fuente: EIA 

Los requerimientos de Portafolio de energías Alternativas 
Ante la realidad del cambio climático, la renuencia de los EEUU a ratificar el 
protocolo de Kioto y el crecimiento de los precios de los combustibles 
experimentado a partir del 2004, muchos estados adoptaron los llamados 
Estándares de portafolio de energías renovables y menos contaminantes. Dichos 
estándares obligaban a todos los comercializadores a suministrar un porcentaje 
dado de su energía con energías renovables o alternativas en una fecha meta 
siguiendo un cronograma acordado con el regulador, similares a los adoptados 
más recientemente por Chile. En caso de no cumplirse, la empresa debería pagar 
una multa preestablecida. En el caso de Ohio el portafolio incluía también las 
llamadas ―energías avanzadas‖ como Nuclear, Carbón Limpio, Celdas de energía 
y otras. La implantación de estos estándares fue bastante tortuosa. El plan 
adoptado en Ohio 175  ha sido criticado 176 . Como ejemplo, la publicación 
―Individual Electric Utilities Rate History and Rate Plan‖ presenta numerosos 
ejemplos de malinterpretación de la ley por intentos de reformarla. Esto ocacionó 
objeciones de los auditores, pues era más barato pagar la multa que cumplir la 
meta y otras. El caso es que la revolución del gas de esquisto cambió 
dramáticamente las expectativas de altos precios hasta que la legislatura se 
comprometió a revisar el portafolio.   
 
La participación de la demanda y la medición con medidores inteligentes 
Este es un viejo anhelo de los medios académicos porque no solo contribuye a 
morigerar los precios y mejorar el funcionamiento del mercado sino también a 
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176 Individual Electric Utilities Rate History and Rate Plan preparado por McNees Wallace & 
Nurick LLC (―MWN‖) 
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limitar las emisiones de gases de invernadero. La eficiencia energética forma 
parte de algunos portafolios de renovables pero tanto esta como la reducción de 
carga pueden ofertar en los mercados DAM y RTM de varios de los RTO. La 
participación masiva de este tipo de medidas por los consumidores que no 
compran al por mayor puede hacerse a través de sus comercializadores facilitada 
por la popularización de los medidores avanzados o inteligentes. Sin embargo las 
evaluaciones que se han hecho hasta el momento han dado resultados muy 
disímiles y autores como Joskow 177  recomiendan hacer más ensayos y 
evaluaciones para saber cuál es el método más efectivo. Afortunadamente existen 
en el momento actual numerosos experimentos y el apoyo dado por el programa 
de estímulos económicos del Presidente Obama a facilitado la adopción de este 
tipo de medidores, los cuales deben ser pagados por los consumidores. 
 
Los precios al nivel de RTO promedios anuales en los USA 
Con base en la información publicada por los RTO y reportada a la FERC es 
posible construir las series anuales  promedios para los precios mayoristas. Estos 
precios tienen una variación importante interanual como se verá más adelante, 
pero para efectos de las comparaciones es mejor contar con el promedio anual. La 
Figura 10 muestra la evolución de los precios mayoristas en los seis principales 
RTO en USD por MWh. Los factores detrás de los cambios son la demanda, a su 
vez empujada por la actividad económica y el clima, y los precios de los 
combustibles principalmente carbón y Gas Natural 
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Figura 10. Evolución de los precios mayoristas 2008- 2011 

 

Fuente: Elaboración propia datos EIA y FERC 

 

 
En la Figura 10 se observa la distribución de los costos totales según sus 
componentes Energía, Capacidad, Servicios Auxiliares y Uplift (que comprende 
otros cargos no definidos en el mercado). Aquí se puede apreciar la dispersión 
existente entre los RTO y los precios más altos observados en 2008 cuando los 
precios de los combustibles fueron igualmente elevados. NYISO e ISO-NE tienen 
los precios más elevados seguidos de PJM mientras que CAISO y MISO que no 
tienen cargo por capacidad tienen los precios más bajos. Las variaciones en los 
precios entre RTO y en el tiempo son explicadas en gran parte por los precios de 
los combustibles y por variaciones en la demanda, ya sea por el nivel de 
actividad económica o por el tiempo. En este último caso, dada la importancia de 
los ambientes climatizados en el consumo de electricidad. La Tabla 1, tomado del 
sitio de vigilancia del mercado de la FERC178 muestra los descensos en precios 
observados en casi todo el país entre 2010 y 2012. 
 

 
 
 
 
 
 
 
 
 

                                                           
178  http://www.ferc.gov/market-oversight/mkt-electric/overview/2013/04-2013-elec-
ovr-archive.pdf 
 

http://www.ferc.gov/market-oversight/mkt-electric/overview/2013/04-2013-elec-ovr-archive.pdf
http://www.ferc.gov/market-oversight/mkt-electric/overview/2013/04-2013-elec-ovr-archive.pdf


 

Tabla 1. Precios Spot Regionales en los EEUU 
 

 

Fuente: FERC 

 
La Tabla 2, tomado del sitio WEB de la FERC179, muestra como el precio pico en 
Massachusetts varía de acuerdo al precio del Gas Natural en Nueva York, el de 
Cinergy con el precio del gas en Henry HUB y el de SP-15 en California con el 
precio del ACPM. Puede apreciarse también la caída de los precios de carbón a 
partir de 2011, ocasionados en parte  por la substitución por Gas Natural causada 
por los bajos precios de este último y por la retirada forzosa de algunas plantas 
debido al incumplimiento de la regulación ambiental. Nótese la gran diferencia 
que existe entre los precios del carbón originado en los Apalaches y el carbón en 
la zona Occidental, Powder River Basin. El carbón en Texas está en un precio 
intermedio. Además de la diferencia en precios, debe tenerse en cuenta la mayor 
eficiencia obtenida por las economías de escala en la generación. Es de esperarse 
que en la medida en que el Gas Natural penetre más se puedan obtener mayores 
economías. De hecho la producción de carbón en las zonas de alto costo ha 
decaído y los EEUU se ha convertido en exportador de este mineral. 
 

 
 

                                                           
179  http://www.ferc.gov/market-oversight/mkt-electric/overview/2013/04-2013-elec-
ovr-archive.pdf  
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Regional Spot Prices: 2010-2012

Source: Derived from Platts data. 
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2010 2011 2012

% Change 

10-11

% Change 

11-12 2010 2011 2012

% Change 

10-11

% Change 

11-12

Northeast

Mass Hub 56.18 52.64 41.32 -6.3% -21.5% 38.84 37.95 41.32 -2.3% 8.9%

Ny Zone G 59.48 56.41 43.94 -5.2% -22.1% 39.47 38.26 43.94 -3.1% 14.8%

NY Zone J 65.76 62.71 46.67 -4.6% -25.6% 40.37 39.19 46.67 -2.9% 19.1%

NY Zone A 43.89 41.52 35.86 -5.4% -13.6% 34.05 32.65 35.86 -4.1% 9.8%

PJM West 53.68 51.99 35.86 -3.2% -31.0% 35.81 33.94 41.18 -5.2% 21.3%

Southeast

VACAR 43.24 44.44 32.74 2.8% -26.3% 29.18 30.23 32.74 3.6% 8.3%

Southern 42.61 39.97 29.84 -6.2% -25.4% 29.51 27.98 29.84 -5.2% 6.6%

TVA 41.79 40.68 32.74 -2.7% -19.5% 27.43 27.55 30.62 0.4% 11.1%

Florida 50.81 44.62 34.46 -12.2% -22.8% 31.59 31.27 34.46 -1.0% 10.2%

Entergy 40.07 37.14 27.70 -7.3% -25.4% 24.87 24.52 27.70 -1.4% 13.0%

Midwest

Cinergy* 41.51 41.17 34.80 -0.8% -15.5% 24.34 25.86 34.80 6.2% 34.6%

Michigan Hub 43.68 42.73 36.27 -2.2% -15.1% 26.84 27.52 36.27 2.5% 31.8%

Minnesota Hub 36.86 34.57 31.06 -6.2% -10.2% 17.61 16.39 31.06 -6.9% 89.5%

NI Hub 40.85 40.31 34.79 -1.3% -13.7% 21.70 22.78 34.79 5.0% 52.7%

Illinois Hub 38.22 38.12 32.12 -0.2% -15.8% 20.44 22.20 32.12 8.6% 44.7%

MAPP South 37.60 35.48 29.42 -5.6% -17.1% 21.76 19.90 29.42 -8.5% 47.8%

South Central

SPP North 38.71 36.41 28.75 -5.9% -21.0% 21.51 20.42 28.75 -5.1% 40.8%

ERCOT North 41.15 61.55 35.46 49.6% -42.4% 26.97 25.74 35.46 -4.6% 37.7%

Southw est

Four Corners 39.68 36.34 30.09 -8.4% -17.2% 27.02 20.45 30.09 -24.3% 47.2%

Palo Verde 38.76 36.10 29.39 -6.9% -18.6% 27.72 21.57 29.39 -22.2% 36.2%

Mead 40.11 36.92 30.75 -8.0% -16.7% 29.37 22.34 30.75 -23.9% 37.6%

Northwest

Mid-C 35.90 29.10 22.22 -19.0% -23.6% 29.19 19.98 22.22 -31.6% 11.2%

COB 38.84 32.55 26.61 -16.2% -18.3% 29.86 19.92 26.61 -33.3% 33.6%

California

NP15 40.08 35.81 31.64 -10.6% -11.7% 29.89 21.26 31.64 -28.9% 48.8%

SP15 40.21 36.87 34.57 -8.3% -6.2% 29.14 21.78 34.57 -25.3% 58.7%

On-peak Spot Prices ($/MWh) Off-peak Spot Prices ($/MWh)

Note: Effective January 1, 2012, Platts w ill replace the Cinergy Hub w ith the Indiana Hub.

Updated: January 6, 2013
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Tabla 2. Precios de Electricidad e Insumos  2010-2012 
 

 

Fuente: FERC 

Las diferencias anteriores en los precios de la energía primaria en distintos 
puntos de consumo se pueden explicar por la diversidad en la disponibilidad de 
combustibles según zona geográfica, tal como lo indica la Figura 11a. 
 
 

Figura 11a. Canasta energética regional 

 

Fuente: EIA 

Federal Energy Regulatory Commission • Market Oversight • www.ferc.gov/oversight

Regional Electric and Input Prices: 2010-2012

Source: Derived from Platts & Bloomberg data.

Electric Market Overview: Electric and Input Prices
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2010 2011 2012

Electric Spot Prices (On-Peak $ per MWh)

Mass Hub $46.24 $56.18 $52.64

Cinergy $34.65 $41.51 $41.17

SP-15 $38.31 $40.21 $36.87

Input Prices

Natural Gas ($ per MMBtu)

Henry Hub $3.92 $4.37 $3.99

New York $4.89 $5.41 $4.98

Southern California $4.25 $4.05 #N/A

Coal ($ per ton)

Central Appalachian (Eastern) $64.97 $78.70 $71.92

Powder River Basin (Western) $12.75 $13.63 $11.40

Oil 

WTI (Crude - $ per barrel) $0.00 $98.17 #DIV/0!

Residual Fuel, New York ($ per barrel) $78.98 $115.07 #DIV/0!

Distillate Fuel, New York ($ per gallon) $2.38 $3.24 #DIV/0!

Electricity and Input Prices, 2010-12

Updated: January 15, 2013
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The fuel mix for electricity generation varies widely across U.S. 

regions (2010) 
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National 

Average Minimum Maximum 

Coal 45% 0% 80% 

Natural Gas 24% 3% 85% 

Nuclear 20% 0% 40% 

Renewables 10% 0% 50% 

Oil / Other 1% 0% 8% 

Source:  EIA AEO2012 (Early Release), based on Form EIA-923 

Share of Generation  by Fuel, 2010 



 

 
Mientras que en el gas natural la diversidad en los precios no es tan grande 
gracias a la extensa red de gasoductos construidos y los volúmenes movilizados, 
en el carbón los precios varían mucho con la localización. Una importante razón 
para esta variación son los costos de transporte como se indica en la Figura 11b a 
continuación. 
 

Figura 11b. Precios de carbón en sitio de entrega en USD por millón de BTU 

 

Fuente: EIA 

A continuación se explica el desempeño de los mercados seleccionados para este 
estudio. 
 
PJM 
Como se indicó anteriormente, PJM tiene un conjunto de mercados más 
elaborados que el resto. La Tabla 3 muestra los precios desde el 2001 hasta el 
2012 de las principales componentes, incluyendo además cargos por transmisión 
que no están incluidos en la información provista por los otros RTO. La mayor 
parte del costo está conformado por la energía. Debe notarse que este es el valor 
promedio anual ponderado por la carga de los precios en cada uno de los nodos, 
durante el año muestra estacionalidad como se indica en los costos de capacidad, 
que crecen a partir de 2007 con la aprobación del nuevo mercado por capacidad. 
El componente de transmisión que se sitúa alrededor de medio centavo de dólar 
por KWh ha venido incrementándose monofónicamente. Nótese que los costos 
de los mercados de servicios auxiliares, Uplift son casi despreciables comparados 
con los de Energía y capacidad. La diferencia de precios entre PJM y otros RTO 
puede explicarse por el mayor costo del carbón de los Apalaches y la importancia 
del carbón en su parque generador y por la existencia del cargo por Capacidad. 
De hecho, el informe del monitor independiente del mercado llegó a la 

The average delivered price of coal to electricity generators varies 

widely across U.S. regions – transport costs are a key reason   
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$1.91 

$1.83 

$1.46 

$1.83 

$1.49 

$1.57 

$1.93 

1.77 

$1.51 

$2.45 

$2.48 

$3.65 

$4.46  

$3.40 

$1.75 

$2.02  
$2.96  

$3.41  

$2.01  

$2.91  

N/A 

N/A 

National 

Average Minimum Maximum 

$2.25 $1.46 $4.46 

Source:  EIA, Annual Energy Outlook 2012 Early Release 

2010 Delivered coal prices, $ per million Btu 



 

conclusión que el mercado fue competitivo aunque por su estructura el mercado 
de capacidad no lo fuera.180 

 
Tabla 3. Detalle de Precio Mayorista PJM 

 

 
 
De los altos precios en 2008 ocasionados por altos precios de los combustibles se 
pasa a menores precios en 2009 cuando la demanda y los precios bajaron. Se sube 
luego en 2010 ante la recuperación económica para bajar un poco en 2011 con los 
precios de los combustibles. El cuadro muestra además la baja en el precio 
experimentada en 2012. Comparado con 2011 la generación con carbón, que en el 
Este es más cara, decreció un 7.4% y fue reemplazada por un incremento en la 
generación nuclear del 4% y del Gas del 39%. En 2012 tanto los precios del Gas 
Natural como del carbón bajaron.  
 
ERCOT 
La Figura 12  muestra la evolución del precio mensual de la electricidad 
incluyendo todos sus componentes desde 2008 a 2011181. Nótese que más del 98 
por ciento de los precios están explicados por la componente de energía. Aquí 
también se evidencia el impacto en los precios de los combustibles en particular 
del gas natural utilizado para el pico. Hay dos notorias excepciones en el año 
2011 en los meses de febrero y ocasionadas por la demanda inusual originada en 
extremos eventos climáticos, frío en febrero y calor en agosto. Esto a pesar de 
bajas en los precios de los combustibles. En efecto, en agosto  el precio tope de 
$USD 3000 por MWh fue excedido 27 horas lo que llevó a utilizar medidas 
extremas y evidenció el exiguo margen de reserva que se atribuye a la falta de 

                                                           
180 http://www.pjm.com/documents/reports/state-of-market-reports.aspx  
 
181  
http://www.puc.texas.gov/industry/electric/reports/ERCOT_annual_reports/2011annualr
eport.pdf  

http://www.pjm.com/documents/reports/state-of-market-reports.aspx
http://www.puc.texas.gov/industry/electric/reports/ERCOT_annual_reports/2011annualreport.pdf
http://www.puc.texas.gov/industry/electric/reports/ERCOT_annual_reports/2011annualreport.pdf


 

incentivos para instalar mayor generación. Debe tenerse en cuenta que la gran 
cantidad de participación eólica en el sistema no necesariamente asegura la 
disponibilidad en las horas pico ocasionadas por el consumo de aire 
acondicionado. En 2012 el clima y la demanda fueron menores lo que representó 
una caída en los precios, pero los pronósticos para este verano han hecho que 
NARUC le haya pedido a ERCOT un plan de contingencia para el 30 de abril.  
 
Figura 12. Evolución del Precio Mayorista de Electricidad en ERCOT 2008-2011 

 

Fuente: Informe Monitor del Mercado 2011. 

 
La generación eólica recibe un subsidio por parte del Gobierno federal de $USD 
20/MWH, lo que le hace atractivo generar aun cuando los precios nodales a 
ciertas horas sean negativos. Según algunos analistas esto también ha 
contribuido a que los incentivos para la construcción de nuevas plantas sean 
escasos. 
 
La Figura 13 muestra cómo la capacidad instalada en 2011 fue inferior a la 
capacidad instalada en 2007. A pesar de que aumentaron la generación eólica y el 
carbón. El gran perdedor fueron las viejas turbinas a vapor que consumían gas 
natural y cuyo costo de operación era el más alto. 
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in both months were driven by extreme weather conditions which led to operating reserve 

deficiencies resulting in real-time energy prices reaching $3,000 per MWh for sustained periods 

of time.   

Average All-in Price for Electricity in ERCOT 

 

The increase in real-time energy prices was partially offset by lower fuel prices in 2011.  Natural 

gas price decreased 9 percent in 2011, averaging $3.94 per MMBtu in 2011 compared to 

$4.34 per MMBtu in 2010.  Although lower natural gas prices contributed to lower real-time 

energy prices in many hours, these reductions were smaller than the price effects of the shortages 

in February and August. 

To depict how real-time energy prices vary by hour in each zone, the next figure shows the 

hourly average price duration curve in 2011 for four ERCOT load zones. The Houston, North 

and South load zones had similar prices over the majority of hours.  The price duration curve for 

the West Zone is noticeably different than the other zones, with more hours with prices greater 

than $50 per MWh and over 800 hours (9 percent of the time) when the average hourly price was 
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Figura 13. Capacidad Instalada por Fuente en ERCOT 2007 y 2011 

 

Fuente: Informe monitor del mercado 2011 

 

MISO 
La situación del MISO es característica de un mercado de sólo energía con exceso 
de capacidad instalada, el 99% del costo es energía. Nótese que también 
responde al precio del Gas Natural que es utilizado para los picos, aunque solo el 
22% del tiempo fija el precio, siendo el carbón el tiempo restante. Estos factores 
explican el bajo precio existente en el MISO comparado con otros mercados. La 
Figura 14 tomado del informe del Monitor del Mercado indica un único evento 
aislado en 2009, en una sub-zona en donde se calculó el precio de capacidad 
como la demanda requerida multiplicado por el precio de las subastas 
voluntarias de capacidad para ese mes. 
 

Figura 14. Composición del precio mayorista en MISO 2009-2011 
 

 

Fuente: Informe monitor del mercado 2011 
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Installed Capacity by Type: 2007 to 2011 

 

Over these five years wind and coal generation are the only two categories with increased 

capacity.  However, the sizable additions in these two categories have been more than offset by 

retirements of natural gas fueled steam units, resulting in less installed capacity in 2011 than 

there was in 2007.   

The next figure shows the wind production and local and zonal curtailment quantities for each 

month of 2010 and 2011.  This figure reveals that the total quantity of curtailments for wind 

resources once again increased in 2011 when compared to 2010, even as actual production 

increased. 
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En la subasta  de capacidad de abril de este año el precio fue muy bajo $USD 
3/MWH se adjudicó un total 97206 MW, 90711MW de recursos de generación, 
3103 MW de recursos externos y 3393 DR. 
 
Los Precios a nivel Minorista Por Estados y por  tipo de consumidor 
La Figura 15 tomado del EIA del Departamento de Energía de los EEUU muestra 
las series mensuales de precios al consumidor final promedio para todo el país  
discriminando por usuarios residenciales comerciales e industriales desde el año 
2001 en precios corrientes. Se puede apreciar una estacionalidad interanual y por 
lo menos tres intervalos de precios: entre  principios de 2001 y principios de 2005 
con precios relativamente estables; entre 2005 y principios de 2009 con precios en 
ascenso y que corresponden a aumentos en los precios de los combustibles, y a 
partir de 2009 con precios relativamente estables correspondiendo a una 
demanda menor y menores precios. La tendencia es replicada en todos los tipos 
de consumo aunque las diferencias parecen ser mayores en los últimos años 
entre los consumos industriales y los residenciales indicando un aumento 
relativo en los costos de distribución. Los promedios anuales durante los últimos 
4 años para industrial han estado alrededor de 7 centavos para el industrial y 12 
para el residencial y con una varianza anual relativamente pequeña. Por 
supuesto que estos promedios esconden una variabilidad tanto interanual, con 
los picos en las épocas de mayor consumo en el verano, como entre empresas, 
pero dan una buena idea de lo que puede esperarse. Debe notarse que si bien la 
inflación ha sido baja en términos reales las cifras indicarían una ligera tendencia 
a la baja en los dos últimos años de manera similar a como lo indica el mercado 
mayorista. Como se indicó antes últimamente se ha iniciado una tendencia a la 
mayor participación de la demanda. 
 

Figura 15.  Precio promedio mensual de electricidad EEUU 2001-20011 
 

 

Fuente: EIA 



 

Evolución de los precios minoristas por RTO  
La información utilizada en esta sección está tomada de la Energy Information 
Administration, organismo adscrito al Departamento de Energía de los EEUU182. 
Las Figuras 16, 17 y 18 indican la evolución de los precios totales para cada uno 
de los estados que conforman los tres RTO seleccionados 
 
En el caso de ERCOT la escala de la Figura 16a magnifica las caídas en precios. 
En realidad sigue las tendencias del mercado mayorista que en 2008 presentó 
precios altos producto de la subida en precios de los combustibles. Esta 
evolución se puede apreciar mejor en el gráfico 16-b que muestra la evolución 
por sector de consumo desde el año 2001. Allí se puede apreciar una diferencia 
entre los sectores que evoluciona en forma armoniosa en el tiempo y pueden ser 
indicativas de los costos de transmisión y distribución. 
 

Figura 16a. Precio total ERCOT 
 

 

Fuente: EIA 

 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 

                                                           
182 http://www.eia.gov/electricity/data/state/ 
 

http://www.eia.gov/electricity/data/state/


 

Figura 16b. Precio anual en Texas por sector de consumo 
 

 
 

 
Figura 17. Precio Promedio para los Estados miembros de Miso 

 

 

Fuente: EIA 

 

5.27 
4.66 

5.27 
5.87 

7.14 
7.82 7.79 

8.79 

6.74 6.44 6.24 
5.73 

7.74 
6.95 

7.84 7.9 
8.85 

9.85 9.87 
10.75 

9.66 
9.19 8.83 

8.17 
8.86 

8.05 
9.16 

9.73 

10.93 

12.86 
12.34 

13.04 
12.38 

11.6 
11.08 11.04 

0

2

4

6

8

10

12

14

2
0

0
1

2
0

0
2

2
0

0
3

2
0

0
4

2
0

0
5

2
0

0
6

2
0

0
7

2
0

0
8

2
0

0
9

2
0

1
0

2
0

1
1

2
0

1
2

TEXAS

Industrial

Comercial

Residencial

6.9 

7.4 
7.7 7.6 

9.3 
9.1 9.1 

9.0 

7.1 

7.6 7.7 
8.0 

8.9 

9.4 

9.9 

10.4 

7.8 
8.1 

8.4 
8.7 

6.7 6.6 

7.1 

7.5 

6.6 

7.2 
7.5 

7.9 

7.1 
7.4 

7.8 
8.1 

9.0 

9.4 

9.8 

10.2 

4.0

5.0

6.0

7.0

8.0

9.0

10.0

11.0

2008 2009 2010 2011

U

S

$

 

c

e

n

t

s

/

k

w

h

 

Precio total - MISO 

IA

IL

IN

MI

MN

ND

NE

SD

WI



 

Figura 18a. Precio Promedio para los Estados Miembros de PJM 
 

 

Fuente: EIA 
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Figura 18b. Precio promedio anual  por sectores de consumo (centavos de 
US/Kwh), 2001-2012. Ohio 

 

Fuente: EIA 
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Figura 18c. Precios en Maryland por sector de consumo 
 

 
 
Finalmente, la Figura 19 permite comparar la evolución del precio industrial en 
los tres estados seleccionados. Nótese la diferencia tan grande que existe entre los 
precios de Maryland y Ohio, ambos miembros de PJM. Ya se mencionó 
anteriormente que Ohio inicialmente estaba asociado al MISO pero la diferencia 
continua aún para los últimos años. Parece ser que en Maryland el proceso de 
regulación ha sido menos exitoso o que existen importantes restricciones de 
transmisión que hacen elevar los precios nodales. 
 

Figura 19. Comparación de Precios para la Industria en MD,TX y OH 
 

 

Fuente: EIA 
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Residuo entre RTO,  Precio minorista y Transmisión y Distribución 
Dada la dificultad de poder separar las tarifas de transmisión y distribución de la 
cuenta del usuario final ya que existen miles de comercializadores que venden a 
plazos y condiciones diferentes, se pensó que teniendo las tarifas medias anuales 
de los RTO y de los estados que lo conforman, se podría obtener por diferencia 
estos datos. Las figuras y Tablas del Anexo muestran esta información para 6 
RTO. Desafortunadamente la naturaleza cambiante de la reestructuración, así 
como la transición al mercado libre y los cargos como impuestos, la evolución de 
los RTO, cambio de empresas, hace muy difícil hacer estas asignaciones. Por 
ejemplo Ohio estuvo inicialmente dividida entre MISO y  PJM y solo hace un par 
de años se pasó del todo a PJM. La mejor indicación que puede tenerse es la 
comparación por clase de consumidor que reciben a diferentes voltajes. Esta 
diferencia es grande para varios estados como se puede apreciar a continuación. 
 
Precios Por Segmentos 
La única información que permite tener una idea de la distribución del precio 
por segmentos se obtuvo de los estudios de prospectiva anuales que hace la EIA. 
La Tabla 3 a continuación muestra estos valores para tres años del 2010 al 2012. 
En promedio se tiene un costo de 10 centavos por KWh distribuido 60% 
generación, 10% transmisión y 30% distribución. 
 

Tabla 3. Precio discriminado por segmento de la cadena de producción 
(centavos de US/Kwh), 2010 -2012 

 
 

Precios por segmento 

  2010 2011 2012 

Centavos de dólar de 2011/Kwh 

Generación 6.0 5.8 5.4 

Transmisión 1.0 1.1 1.0 

Distribución 3.0 3.1 3.0 

TOTAL 10.0 9.9 9.5 

Centavos de dólar/Kwh 

Generación 5.9 5.8 5.5 

Transmisión 1.0 1.1 1.1 

Distribución 2.9 3.1 3.1 

TOTAL 9.8 9.9 9.6 

 

Fuente: EIA. 2013 Energy Outlook. 

 

 



 

Análisis de una Factura en Estados seleccionados 
Para entender mejor las causales que afectan a la tarifa es preciso conocer en más 
detalle la tarificación en cada uno de los estados. Se han seleccionado la empresa 
PEPCO que sirve al Distrito de Columbia y el área suburbana contigua en los 
estados de Maryland y Virginia. Esta es un área en que el precio de energía LMC 
debe estar un poco mayor que el promedio de PJM por no contener industria 
pesada y ser principalmente comercial y residencial. En Ohio se seleccionó la 
empresa Duke Energy que sirve a la ciudad de Cincinati y áreas aledañas, y en 
Texas se analizó una cuenta típica que toma energía a 138 KV ya sea que compre 
en el mercado libre o en el regulado. 
 
Maryland 
La cuenta que se analizó en Pepco, y que se muestra a continuación, corresponde 
a la Oferta Estándar de Servicio y lo primero que salta a la vista es el alto costo 
para la Energía que, aunque si bien diferencia para la estación de verano, cuando 
se produce la demanda máxima en el año la diferencia no es mayor que el 10% y 
crece un poco de año a año. La Tarifa de transmisión es de 0.6 centavos, un poco 
menor que el promedio de los Estados Unidos pero cercana al valor indicado 
para PJM en la Tabla 2. Nótese que esta componente está sujeta a un impuesto 
del 2% que recauda la distribuidora. La tarifa de distribución tiene un cargo fijo 
que más un cargo variable de 3.5 centavos por KWh, cargo que es un poco mayor 
que el promedio del país. Luego aparecen una serie de impuestos y recargos, los 
llamados RIDERS que para Montgomery County pueden alcanzar entre 1 y 2 
$US centavos/KWh. En total se tiene entre 13 y 14 $USD centavos por KWh, muy 
cercano al precio de 13 centavos promedio para Maryland en 2012. 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 



 

Cuenta PEPCO  
 

 

Fuente: PEPCO 

 
 
 

  
 

MARYLAND 
RESIDENTIAL SERVICE 
SCHEDULE R  
UPDATED NOVEMBER 30, 2012 

        
Standard Offer Service (Generation, Transmission including GRT, and PCA) 
   06/01/12 – 09/30/12 10/01/12 – 05/31/13 06/01/13 – 09/30/13 
Generation 

1
  

First 800 kwh $ 0.08531 per kwh $ 0.08052 per kwh $ 0.08789 per kwh 
In excess of 800 kwh $ 0.08531 per kwh $ 0.08052 per kwh $ 0.08789 per kwh 
Procurement Cost Adj. www.pepco.com/md-rates for monthly rate            
   
                                 Billing Months of   Billing Months of 

      June – October    November – May  
             (Summer)           (Winter) 
Transmission 

2
   

First 800 kwh $ 0.00605 per kwh   $ 0.00605 per kwh 
In excess of 800 kwh $ 0.00605 per kwh   $ 0.00605 per kwh 
Gross Receipts Tax 2.0408% applied to transmission bill     
 
Distribution Service  

3
 

Customer Charge $ 6.78 per month   $ 6.78 per month 
First 800 kwh $ 0.03545 per kwh   $ 0.02059 per kwh 
In excess of 800 kwh $ 0.03545 per kwh   $ 0.02059 per kwh 
 
Delivery Tax    
 
MD Environmental Surcharge www.pepco.com/md-rates for monthly rate 
 
Montgomery County Surc. www.pepco.com/md-rates for monthly rate 
 or 
Prince Georges County Surc. www.pepco.com/md-rates  for monthly rate 
 
Universal Service Charge 

4
  $ 0.37 per account 

 
Gross Receipts Tax 2.0408% applied to distribution bill excluding the GPC, and the Montgomery or 

Prince Georges County Surcharge  
 
Administrative Credit  www.pepco.com/md-rates  for monthly rate 
 
Bill Stabilization Adj (BSA) 

5
 www.pepco.com/md-rates for monthly rate 

 
EmPower MD Charge 

6
  $ 0.002657 per kwh  $ 0.002657 per kwh 

 
RGGI Rate Credit 

7
  www.pepco.com/md-rates  for monthly rate 

 
Demand Resource Surcharge 

8
  $ 0.00030 per kwh  $ 0.00030 per kwh 

                                                 
1
 Effective Usage on and after December 1, 2012 

2
 Effective Usage on and after August 8, 2012 

3
 Effective Usage on and after August 8, 2012 

4
 Effective March 1, 2005 

5
 Effective Billing Month of November, 2007 

6
 Effective Billing Month of February, 2012 

7
 Effective Billing Month of June, 2009 

8
 Effective Billing Month of July, 2012 



 

OHIO 
La cuenta de Duke Energy corresponde al mes de enero y a un sector de media 
tensión con 19200 KWh hora de uso y una capacidad máxima de 57 MW. El 
consumidor seleccionó a un comercializador independiente que facturó el KWh a 
5.5 centavos, que incluye generación y transmisión, menor que el promedio del 
país en 2012 (7 centavos para los dos servicios), y los cargos por distribución 
incluyendo los riders suman 2.41 centavos. Nótese sin embargo, que el 
distribuidor incluyó unos riders de generación no cobrados por el 
comercializador y que en este caso ascienden a 0.9 centavos. El total resulta en 
8.41 centavos que es un 35% mayor que el promedio industrial para 2012 en Ohio 
que fue de 6.21 centavos pero ligeramente menor al promedio comercial (9.47). 
Dado el consumo y la potencia demandada el consumidor bien puede ser un 
usuario comercial. 
   
Para el usuario regulado, el estimado es un poco mayor y más razonable. Son 5.3 
centavos cercano al promedio industrial. Nótese que la diferencia entre el precio 
en la energía es muy pequeña, 0.4 centavos y que el resto 0.9 centavos está en los 
cargos de T y Distribución. Aparentemente el distribuidor está recargando la 
cuenta de sus consumidores regulados. 
 

 

Fuente: Duke Energy 

 
Texas 
En Texas se analizaon cuentas típicas preparadas por el Regulador para un 
usuario no residencial conectado a 138 KV, pero de tamaño pequeño ya que solo 
consume 7356 KWh mes y potencia de 13 MW. En el caso del consumidor no 
regulado, el Regulador estimó un precio para la energía equivalente al promedio 
del precio de ERCOT para el año anterior, 2.9 centavos un precio para 



 

transmisión y distribución de 11 centavos dando lugar a un costo 4 centavos por 
KWh  inferior al precio promedio industrial para 2012 que fue de 5.7 centavos. 
Parece un poco bajo pues equivale a nivel 3 en Colombia. 
 



 

        

 

Estimated Price for a De-Regulated Area in 
Texas 

     
 

Plant Connected to 138 Kv 
      

        
  

Mar-13 
     

 
MWH/mes  7,356  

     
 

4CP 13.903 
     

 
Max MW 13.903 

     
        
        

 

Electricity Charges 
Price 
(USD/Unit) 

Value 
(Unit) 

  USD/Month 
Unitary 

(USD/MWH) 
 

 
Entergy Commodity Price  29   7,356    216,407 29 

 

 
            

 

 

Transmission & Distribution 
Charges (AEP) 

   

  11 

 
 

Customer Charge 
   

39   
 

 
Metering Charge 

   
1,869 0 

 
 

Transmission System Charge  1,718  14 4CP 23,885 3 
 

 
Distribution System Charge  199  14 NCP 2,767 0 

 
 

System Benefit Fund  0.62  7,356 MWH 4,590 1 
 

 
Transition Charges:  3  543  14 MW  7,553 1 

expires nov 
2024 

 
Transition Charges:  2  1,272  14 MW  17,683 2 expires oct 2020 

 
Transition Charges:  1  1,043  14 MW  14,497 2 expires feb 2016 

 
Nuclear Decomissioning Charge  24.39  14 Billing MW 339 0 

 
 

Trans. Cost Recovery Factor  748  14 4CP kw 10,403 1 
 

 
  

   
    

 



 

 
Total (USD)       300,033 41 

 Commodity: ERCOT Real Time Monthly Average Prices 
(USD/MWH) 

 www.ercot.com  

   

  

Real Time 
Monthly 

Average Price 
Reasonable expected 

Adder Total  

Jan  $22.60   $3.50   $26.10  
Feb  $19.53   $3.50   $23.03  
Mar  $29.97   $3.50   $33.47  
Apr  $22.71   $3.50   $26.21  
May  $22.27   $3.50   $25.77  
Jun  $30.98   $3.50   $34.48  
Jul  $26.58   $3.50   $30.08  
Aug  $30.12   $3.50   $33.62  
Sep  $25.63   $3.50   $29.13  
Oct  $26.09   $3.50   $29.59  
Nov  $28.14   $3.50   $31.64  

Dec  $26.41   $3.50   $29.91  

    Annual Spend      $29.42  

 
Fuente: Public Utility Commission of Texas 
 
 
 
Transmission & Distribution charges correspond to AEP Regulated Rates. 

   Applicable Rates have been included in the tariff table above, however you can find the complete Rate Schedule in the attached file. 

http://www.ercot.com/


 

      https://www.aeptexas.com/global/utilities/lib/docs/ratesandtariffs/Texas/TCCJUNE2012U.pdf  

  
       
Tenaris "x" Plant in Texas Regulated Area - 
March 2013 

    Plant Connected to 138 Kv  
    

      
 

Mar-13 
    MWH/mes  7,356  
    Max MW 13.9 
    

      
      
Electricity Charges 

Price 
(USD/Unit) 

Value 
(Unit) 

USD/Month 
Unitary 

(USD/MWH) 

Entergy Commodity Price  33   7,356   MWH  243,656 33 

  
   

    
Transmission & Distribution 
Charges: 

   

  20 

Customer Charge  630   1   month  630 0 
Demand Charge  6,550   14   MW   91,065 12 
Energy Charge  5   7,356   MWH  34,323 5 
  

   
    

Riders: 
   

    
Delivery Voltage 

Adjustment  (260)  14   MW   
-3,615 0 

TTC Rider  473   14   MW  6,578 1 
Storm Cost Offset  (46)  14   MW  -645 0 

     

https://www.aeptexas.com/global/utilities/lib/docs/ratesandtariffs/Texas/TCCJUNE2012U.pdf


 

Hurricane 
Reconstruction Cost  164   14   MW  

2,286 0 

Storm Reconstruction 
Cost  192   14   MW  

2,668 0 

Other adjustments 
   

20 0 
  

   
    

Municipal Franchise Fee  1   7,356   MWH  10,373 1 
            

Total (USD)       387,340 53 
 

Fuente: Public Utility Commission of Texas 



 

Razones que explican los precios de electricidad en EEUU 
En resumen, se encuentra que la comparación de los datos de la EIA son 
razonables cuando se comparan con las cuentas de los usuarios para los tres 
estados seleccionados. Es notable la dispersión de precios a lo largo del país debido 
a diversas causas  dependiendo de la regulación de Distribución y otros encargos, 
pero también se nota una diferencia en los precios de la generación. A nivel 
mayorista. La diferencia entre los precios de Ohio y Maryland a nivel de usuario 
final se explica por esta razón a pesar de estar en el mismo RTO. Sin embargo un 
vistazo a la evolución de los precios nodales en PJM muestra una diferencia a favor 
de los nodos occidentales pero que se ha ido cerrando en el tiempo. La evolución 
de los precios minoristas sigue la evolución de la componente de generación que a 
su vez está jalonada por los precios de los combustibles y de la demanda. 
 
La evolución futura de los precios  
 
La regulación 
ERCOT y Miso no tienen cargos por capacidad pero mientras Miso cuenta con 
buena reserva ERCOT experimenta dificultades. Remediarlo puede representar 
mayores precios en Texas. Por otra parte, la resolución de la congestión en PJM 
puede abaratar los precios en Maryland.  
 
La Energía primaria 
Según la EIA los precios del gas natural continuaran bajos por un tiempo pero 
después de unos tres años con la recuperación económica y las exportaciones de 
gas, el precio de éste puede empezar a subir más rápidamente que el del carbón en 
unos tres o cuatro años. La tendencia en el largo plazo es a un alza moderada. 
 

Figura 20. Proyecciones de precios del Gas Natural en Henry Hub 

 

Fuente: EIA 

 
 
El cambio tecnológico 

EIA’s natural gas price projections for AEO 2012 Early Release 

15 

natural gas spot price (Henry Hub) 

2010 dollars per million Btu 

Sources: EIA, Annual Energy Outlook 2012 Early Release 
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No parece que la competencia al por menor pueda hacer una gran mella en los 
precios al usuario residencial dada su incipiente penetración con la excepción de 
Texas. De todas maneras los usuarios industriales ya están en el mercado 
competitivo. Las innovaciones en la transmisión pueden ayudar a romper las 
congestiones y a uniformizar más el precio de la generación. No parece que la 
penetración de las energías renovables sea muy importante en el mediano plazo. Si 
se cumplen los cronogramas de implantación de los Estándares de Energía 
Renovable ello podría dar lugar a incrementos en los precios a no ser que se 
produzca un cambio drástico en las tecnologías. 
 
Los nuevos costos de la legislación ambiental 
Ha sido noticia en meses recientes las quejas de los productores de electricidad por 
la aplicación por parte del Ministerio del Medio Ambiente de los EEUU el EPA de 
estándares estrictos de emisiones de partículas, NOx y otros gases lo que hace que 
muchas plantas antiguas que utilizan carbón de baja calidad se hayan visto 
obligadas a cerrar porque los costos de adecuación las harían no competitivas ante 
la revolución del gas de esquisto. El resultado neto es difícil de prever en este 
momento y depende en buena parte de la evolución futura de los precios como de 
adelantos tecnológicos que permitan. De todas maneras, los cambios implican 
inversión cuantiosa en nuevas fuentes de generación así no se produzca un 
aumento en la demanda. No es claro que esta inversión sea rentable si continúan 
precios muy bajos en algunos RTO. A los precios actuales del gas natural es posible 
que continúe la tendencia a construir las nuevas plantas con este combustible.  
 

Tabla 4. Ejemplos de reacondicionar plantas de carbón 
 

 

Fuente: EIA. 

 

 
 
 

Examples of updated environmental retrofit costs 

10 
Howard Gruenspecht                      

Electric Power, May 15, 2012 

Flue Gas Desulfurization  

(2010$/kW) 

   

Capital 

Costs 

($/kW) 

VOM 

($/MWh) 

300 MW  $602  

$1.72  500 MW  $521  

700 MW  $474  

Selective Catalytic Reduction     

(2010 $/kW)   

   

Capital 

Costs 

($/kW) 

VOM 

($/MWh) 

300 MW  $203  

$1.30  500 MW  $185  

700 MW  $177  

Dry Sorbent Injection + Full Fabric Filter 
(Baghouse) (2010$/kW) 

Size (MW) 
Capital Cost 

($/kW) 
VOM 

($/MWh) 

300 197 

6.72 500 180 

700 171 

Source: EPA IPM v4.1 Documentation 

 http://www.epa.gov/airmarkets/progsregs/epa-ipm/docs/suppdoc.pdf 

http://www.epa.gov/airmarkt/progsregs/epa-ipm/docs/v410/Chapter5.pdf  



 

Figura 21. Costos de Operación de plantas Existentes con y sin Valoración del 
Costo de Emisiones 

 

Fuente: EIA 

 
Figura 22. Precio Spot de gas natural y petróleo crudo 

 

 
 

Fuente: EIA 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Operating costs:  existing plants with and without a 

value on carbon 

• The “crossover point” for least-cost 

dispatch of coal and natural gas 

capacity depends on both fuel prices 

and the carbon value.  At lower natural 

gas prices, the “crossover”  occurs at 

a lower carbon value. 

 

• Environmental operating costs and 

retrofit costs for pollution controls at 

existing coal-fired plants can “raise the 

bar” for their continued operation. 

– For retrofit decisions, the unit’s 

perceived “useful life,” which plays 

a critical role, can be affected by 

views regarding future climate 

policies  
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Coal at $2 

17 

11 

273 

482 

1,460 

Global spot natural gas and crude oil prices vary widely  

Source:  EIA based on Bloomberg as of 5/4/2012 

Global spot natural gas and crude oil prices 

U.S. dollars per million British thermal unit 
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Anexo 5 – Capítulo 4 

 

Monografía Nord Pool 

 

1. Reseña histórica del mercado eléctrico nórdico  

 

El Nord Pool está integrado por Dinamarca, Finlandia, Noruega y Suecia. 

Recientemente se incorporaron Estonia y Lituania. Los países nórdicos 

experimentaron un proceso de liberalización del mercado eléctrico desde 1990.  El 

objetivo era aumentar la competitividad y mejorar la utilización de los recursos e 

incrementar la eficiencia en la operación de la red eléctrica (NordReg, 2012). Las 

reformas se iniciaron en Noruega en 1991, seguido de Finlandia, 1995, y Dinamarca 

y Suecia en 1996183. Un rasgo característico de todas esas reformas fue la separación 

de las actividades eléctricas susceptibles de ser desarrolladas en régimen de 

competencia – generación y comercialización - de las actividades de red – 

transmisión y distribución - caracterizadas como monopolios naturales por la 

presencia de rendimientos crecientes. A estas últimas se les aplica una regulación 

ex – ante184 de ingreso máximo (revenu-cap) cuyo objetivo es impedir que las 

empresas impongan a los consumidores precios excesivos y garantizarles al mismo 

tiempo los ingresos requeridos para la gestión y desarrollo eficiente de sus redes 

que les permita prestar servicios de calidad.   

Luego del proceso de liberalización se presentó la integración del mercado 

eléctrico de los países nórdicos conformando el mercado eléctrico nórdico o Nord 

Pool.  El primer país que integró este mercado fue Noruega en 1993, seguido por 

Suecia que se unió en 1996; posteriormente, en 1998 Finlandia y por último 

Dinamarca Occidental en 1999 y Dinamarca Oriental en 2000 (Botterud, 

Kristiansen, & Ilic, 2010).   

 

 

                                                           
183

 Véase: Midttun, Atle. “The Norwegian, Swedish and Finnish Reforms: Competitive Public 

Capitalism and teh Emergence of the Nordic Internal Market” y Hvelplund, Frede. “Energy 

Efficiency and the Political Economy of the Danish Electricity System” en Midttun, Atle (Ed). 

European Electricity System In Transition. ELSEVIER, United Kingdom, 1997.  

 
184

 Hasta 2005, en Finlandia, y 2011, en Suecia se practicó una regulación ex – post de las 

actividades de transmisión y distribución. En esta forma de regulación las empresas fijan sus tarifas 

las cuales pueden ser revisadas y ajustadas, en caso de juzgarse excesivas, por el regulador, a 

petición de parte o por iniciativa propia.  

 



 

2. Fechas importantes del Nord Pool Spot 

 

1991 Desregulación del mercado eléctrico de Noruega 
1993 Nord pool spot es establecido 
1996 Suecia se une al Nord Pool 
1998 Finlandia se une al Nord Pool 
1999 Elbas se convierte en el primer mercado internacional intradiario 
2000 Se une Dinamarca al Nord Pool 
2001 La vigilancia del mercado es establecida como una función 

independiente del Nord Pool 
2002 Nord Spot establece una compañía separada para el comercio de 

electricidad 
2005 Se abre área de oferta en Alemania Kontek para el mercado eléctrico 

diario e intra diario 
2008 Parte financiera del Nord Pool es vendida a Nasdaq OMX comodities 
2009 Lanzamiento de Market Coupling de países europeos, European 

Market Coupling Company EMCC Conformado por Nord Pool y 
EPEX 

2010 N2EX lanzado por Nord Pool Spot y Nasdaq OMX Comodities.  
Noord Pool abre un área de oferta en Estonia. 

2011 Elbas licencia para APX como el mercado intradiario en Bélgica y 
Holanda 

2012 Nord Pool abre un área de oferta en Lituania 

Fuente: (Nord Pool Spot, 2013a) 

 

3. Descripción del Mercado Nord Pool 

 

El Nord Pool se compone de dos mercados: Elspot y Elbas.  Adicionalmente, existe 

el mercado de balance y un mercado financiero de largo plazo.  Estos mercados 

son descritos a continuación.  

 

Elspot: en este mercado se realiza una subasta el día anterior a la entrega de la 

electricidad y se calculan los precios considerando la oferta y la demanda de cada 

hora del día siguiente (Nord Pool Spot, 2013a); es decir los compradores y 

vendedores de electricidad presentan sus ofertas entre 12 y 36 horas antes que la 

transacción física ocurra. En la subasta las ofertas son agregadas para formar la 

curva de oferta y la curva de demanda de cada hora del día siguiente (Nielsen, 

Sorknæs, & Østergaard, 2011) (ver Figura 1). La intersección entre estas dos curvas 



 

agregadas determina el precio del sistema para cada hora; el precio del sistema 

representa el precio del mercado del día siguiente, sin considerar congestiones, y 

es utilizado como precio de referencia por el mercado financiero. El Nord Pool 

electricity exchange o Nord Pool Spot cubre Dinamarca, Finlandia, Suecia, 

Noruega, Estonia y Lituania (Nord Pool Spot , 2012). 

 
Figura 1.  Determinación del precio del sistema (Nord Pool Spot , 2013b) 

 

Si el sistema no está congestionado todas las áreas tendrán el mismo precio; de lo 

contrario, el mercado se divide y tiene diferentes precios para las áreas de oferta. El 

precio de electricidad será mayor para las áreas con déficit de generación y menor 

para las áreas con excedente de generación; en el área deficitaria, la curva de oferta 

es aumentada por una venta (importación) – pero el precio bajará – y en el área 

superavitaria la curva de demanda es aumentada por una compra (exportación), y 

el precio incrementará (Ver Figura 2). El precio de referencia del mercado nórdico 

es calculado como el promedio aritmético de los precios del sistema horario en un 

día (Elforsk, 2012).  

 

 



 

Figura 2. Determinación del precio de electricidad en áreas de déficit y excedente 

de generación (Nord Pool Spot , 2013b) 

 

Elbas: es el mercado intra diario en el cual pueden realizarse ajustes de las 

transacciones realizadas en el mercado diario. En este mercado el comercio de 

energía puede ocurrir hasta una hora antes de la entrega. Cada día los operadores 

de transmisión publican su capacidad de transmisión en el Elbas. Si la capacidad 

de transmisión de los países vecinos está disponible, ésta se comercia en el Elbas 

(Nord Pool Spot, 2013a). 

 

Mercado Financiero. Los contratos financieros del mercado eléctrico nórdico son 

comercializados en Nasdaq OMX. Estos contratos son empleados como cobertura 

de riesgo ante cambios del precio de electricidad por lo cual el precio de éstos se 

relaciona con el precio de electricidad cobrado a los consumidores; el periodo de 

tiempo de estos contratos es de hasta 6 años (Nord Pool Spot , 2013b). 

 

Mercado de Balance: mediante este mecanismo los países nórdicos pueden 

asegurar el balance entre la oferta y demanda. En el caso en que el consumo exceda 

la generación, el operador del sistema compra al productor su exceso de 

generación. En caso de que la generación exceda la demanda, el operador del 

sistema debe asegurar que los productores reduzcan su generación (NordReg, 

2012). 

 

La Figura 3 presenta la estructura del Mercado eléctrico nórdico; es decir, el 

mercado financiero Nasdaq OMX, el mercado diario Elspot, el mercado intradiario 

Elbas y por último, el mercado de balance.   

 



 

 
Figura 3. Estructura del mercado eléctrico Nord Pool (Nord Pool Spot, 2013a) 

 

En la Figura 4 se enseña la evolución del precio del sistema, precio forward y 

precio promedio. Durante los últimos años este precio a oscilado entre 60 y 

40€/MWh, es decir, entre 77 y 51USD/MWh (1.28 USD por €), teniendo una 

tendencia general a la baja entre 2011 y 2012. En cuanto al precio del sistema en 

cada área se observa que durante el último año, 2012, el precio ha caído hasta un 

promedio de 40 USD/MWh (Ver Figura 5). 

 

 



 

 
Figura 4. Evolución del precio del sistema, precio forward y precio promedio  

del mercado eléctrico nórdico semanalmente 2006-2014 (Nord Pool, 2012) 

 

 
Figura 5. Evolución precio del sistema anual 1999-2012 por áreas de oferta en 

USD/MWh  (Nord Pool Spot, 2013) 

 

 

 

 

0

10

20

30

40

50

60

70

80

90

1999 2000 2001 2002 2003 2004 2005 2006 2007 2008 2009 2010 2011 2012

Mercado mayorista precio del sistema 1999-2012 por áreas de 
oferta (USD/MWh)

SYS

SE

SE1

SE2

SE3

SE4

FI

DK1

DK2

Oslo

Kr.sand

Bergen

Molde



 

4. Generación y consumo de electricidad 

 

En los países nórdicos la capacidad instalada total en 2011 ascendió a 98414 MW. 

El mayor porcentaje de capacidad instalada corresponde a hidráulica cuya 

participación corresponde a un 50,2%. El país con mayor capacidad hidráulica es 

Noruega seguido por Suecia. En cuanto a la capacidad térmica, ésta representa el 

29,8% de la capacidad instalada total, siendo Finlandia el país con mayor 

capacidad instalada térmica. Otras fuentes de energía como la nuclear representan 

el 12,2% de la capacidad instalada total, siendo Suecia el mayor aportante de este 

tipo de capacidad. Por último la energía eólica representa un 7,7% de la capacidad 

instalada total la cual proviene en su mayoría de Dinamarca (ver Tabla 1).  

 

Datos en MW Dinamarca Finlandia Noruega Suecia Región 
Nórdica 

Capacidad instalada 
(total) 

13540 16713 31714 36447 98414 

Nuclear 0 2716 0 9363 12079 

Otras térmicas 9582 10651 1062 7988 29283 

  -Plantas de 
condensación  

1590 2155 0 1623 5368 

  -CHP district heating 7118 4300 0 3551 14969 

  -CHP industria 674 3362 0 1240 5276 

  -Turbinas a gas 200 834 0 1574 2608 

Hidroeléctrica 9 3149 30140 16197 49495 

Eólica 3949 197 512 2899 7557 

Tabla 1. Capacidad de generación de los países nórdicos por fuente (MW) en 2011 

(NordReg, 2012) 

 

Por lo tanto, en Noruega la capacidad de generación corresponde principalmente a 

hidráulica. En el caso de Suecia y Finlandia su capacidad de generación se basa en 

energía hidráulica y nuclear. En Dinamarca la mayor capacidad de generación es 

térmica y sobresale la generación eólica. Para los países de Estonia y Lituania 

recientemente añadidos al Nord Pool la capacidad de generación predominante es 

térmica (Nord Pool Spot , 2013b). En 2011 la generación total en los países nórdicos 

ascendió a 370 TWh, las centrales hidráulicas aportaron más de un 50% a la 

generación (NordReg, 2012). 

 

El mercado de electricidad nórdico cuenta con alrededor de 370 compañías 

generadores, siendo la generación hidráulica tradicionalmente la más económica, 



 

como se observa en la Figura 6, aunque los costos de oferta de la electricidad 

dependen de la disponibilidad de las reservas.  

 

 
Figura 6.  Curva de oferta y demanda de electricidad típica en el mercado de 

electricidad nórdico (Nord Pool Spot , 2013b) 

 

En la Tabla 2 se presenta para cada país nórdico las principales empresas 

generadoras, su capacidad instalada y su porcentaje de participación respecto a la 

capacidad instalada total.   

 Capacidad(MW) Porcentaje 

Dinamarca   

-Dong Energy 6142 6,2% 

-Vattenfall 1792 1,8% 

Finlandia   

-Fortum 5157 5,2% 

-PVO 3510 3,6% 

-Helsingin Energia 1349 1,4% 

Noruega   

-Statkraft 11122 11,3% 

-E-CO Energi 2800 2,8% 

-Hydro 1850 1,9% 

Suecia   

-Vattenfall 16672 16,9% 

-E.ON Sweden  6554 6,7% 

-Fortum 5874 6,0% 

Otros generadores 35592 36,2% 

Capacidad Total  98414 100,0% 



 

Tabla 2.  Capacidad y porcentaje de participación de las principales empresas 

generadoras por país nórdico (NordReg, 2012) 

En la Figura 7 se observa la evolución del consumo de electricidad desde 1998 
hasta inicios del 2012. El consumo de electricidad durante 2011 fue de alrededor de 
379,6 TWh. En 2011, el país con mayor consumo fue Suecia con 138,1 TWh, seguido 
por Noruega con 122 TWh, Finlandia con un consumo de 84.1 TWh y, por último, 
Dinamarca con 34,4 TWh (Ver Figura 8).  
 

 

Figura 7. Evolución del consumo de electricidad en el mercado nórdico (NordReg, 

2012) 

 



 

Figura 8. Evolución de la demanda de electricidad por países nórdicos (NordReg, 

2012) 

5. Comercializadores 

 

El número de comercializadores varía para cada país.  En 2011 había un total de 

112 comercializadores en Noruega, 120 en Suecia, 70 en Finlandia, y 60 en 

Dinamarca.  Según NordReg existe un alto nivel de competencia en los países 

nórdicos (NordReg, 2012). Los comercializadores adquieren la electricidad a través 

del Nord Pool Spot o directamente de un productor, para revender esta 

electricidad a hogares y empresas. Cada usuario final tiene la posibilidad de 

escoger el comercializador de electricidad disponible dentro de su país (Nord Pool 

Spot , 2013b). 

 

Índice Dinamarca Finlandia Noruega Suecia 

HHI 2112 1149 845 1989 

Tabla 3. Índice de competitividad HHI del mercado de electricidad mayorista para 

los países nórdicos (NordReg, 2012) 

El análisis de la Tabla 3, permite inferir que el mercado mayorista tiene un menor 

nivel de concentración en Noruega, seguido por Finlandia que tiene un nivel de 

concentración moderadamente bajo, y por Suecia y Dinamarca que posee un 

mayor nivel de concentración.  

 

6. Transmisores del Mercado Eléctrico Nórdico  

 

En los países nórdicos para cada área local existe un operador de red que maneja la 

red de bajo voltaje. Para la red de alto voltaje, cada país tiene el Operador de 

Transmisión del Sistema, quien es responsable de garantizar la seguridad de 

suministro de su país; en Noruega el operador es la compañía  Statnett, en Suecia 

es la empresa Svenska Kraftnät, en Finlandia es Fingrid, Dinamarca es 

Energinet.dk, en Estonia es Elering, y en Lituania es Litgrid. En el caso de que en 

un país el consumo exceda la generación, el operador del sistema buscará 

excedentes de generación para equilibrar la oferta y la demanda. En caso de que la 

generación exceda la demanda, el operador del sistema debe asegurar que los 

productores reduzcan su generación (Nord Pool Spot, 2013a)  

 



 

El Mercado Eléctrico Nórdico se divide en varias más de 12 áreas de oferta (Ver 

Figura 9), algunas de estas son descritas a continuación.  En el Occidente y Oriente 

de Dinamarca son consideradas como dos áreas de oferta, A partir de noviembre 

de 2011 Suecia es dividida en cuatro áreas de oferta. Noruega fue dividida en cinco 

desde agosto de 2011. Para el caso de Finlandia, Estonia y Lituania cada país 

representa una sola área (Elforsk, 2012) y (Nord Pool Spot , 2013b) 

 

 
Figura 9. Capacidades de transmisión y áreas de oferta de los países nórdicos 

 

 



 

7. Distribuidores  

 

El mercado eléctrico nórdico cuenta con alrededor de 500 empresas distribuidoras.  

Los distribuidores aseguran que la electricidad sea entregada al usuario final.  

Cada distribuidor posee un monopolio correspondiente a su área de influencia, y 

es por ello que las autoridades establecen tarifas reguladas para este servicio (Nord 

Pool Spot , 2013b).  

 

8. Precio de electricidad minorista  

 

La evolución del precio de electricidad minorista durante los últimos años para el 

sector residencial e industrial se enseñan en las Tablas 4 y 5. Los precios son 

presentados para cada país nórdico. En 2012, los mayores precios minoritas en el 

sector residencial fueron cobrados en Suecia, seguido por Noruega, Dinamarca y 

Finlandia. En cuanto al sector industrial, los mayores precios fueron cobrados en 

Dinamarca, seguido por Noruega, Suecia y Finlandia.  

 

  Residencial (USD/MWh) Industrial (USD/MWh) 

 2010 2011 2012 2010 2011 2012 

Noruega 269,48 296,58 241,73 136,73 154,56 118,29 

Suecia 244,26 291,01 261,02 107,53 123,92 104,15 

Finlandia 176,56 214,43 199,30 91,60 105,82 97,72 

Dinamarca 354,44 405,19 385,74 124,79 137,85 124,72 

Tabla 4. Precio de electricidad minorista para el sector residencial e industrial 

(2010-2012) en USD /MWh (Eurostat, 2013) 

 

 Residencial (Euros/MWh) Industrial (Euros/MWh) 

 2010 2011 2012 2010 2011 2012 

Noruega 203 213 188 103 111 92 

Suecia 184 209 203 81 89 81 

Finlandia 133 154 155 69 76 76 

Dinamarca 267 291 300 94 99 97 

Tabla 5. Precio de electricidad minorista para el sector residencial e industrial 

(2010-2012) en € /MWh (Eurostat, 2013) 

 

En la Figura 10, se presenta la composición del precio de electricidad del sector 

residencial en 2011 para los países nórdicos. En general el mayor porcentaje de los 

países presentados corresponde a la generación de electricidad.  



 

 
Figura 10. Composición tarifaria del precio de electricidad del sector residencial en 

2011 para los países nórdicos (Vaasat ett y E-Control, 2011) 

 

Nota: Para la composición porcentual del precio de electricidad de Noruega, los 

impuestos no son discriminados y representan un 36,50%. 

 

La regulación de la transmisión y la distribución de electricidad en los países del 

Nord-Pool 

I. Introducción 

La estructura industrial de las actividades de red en los países del Nord Pool se 

caracteriza por la presencia de un gran número de empresas. Esto se explica en 

gran medida por el desarrollo histórico de la actividad de distribución de 

electricidad la cual estaba a cargo de los municipios hasta los años 90. Desde 

entonces se han realizado numerosas fusiones, pero aun así el número de 

distribuidoras o DSO185 continúa siendo elevado con relación a los estándares de 

Europa186.  
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 DSO: Distribution System Operator. TSO: Transmission System Operator.  

 
186

 Con excepción de Alemania, país también de tradición municipalista en distribución de 

electricidad, donde existe unos 700 DSO.  
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Tabla 1. Estructura industrial de las actividades de transmission y distribución 

La regulación de las actividades de red es un híbrido de ingreso máximo (revenu-

cap) y tasa de retorno (Rate of return regulation) 

II. Regulación de la Transmisión 

 

1. Aspectos Generales. 

En cada uno de los países existe una única empresa de transmisión que al mismo 

tiempo cumple las funciones de operador del sistema. Son empresas de propiedad 

pública, total o mayoritaria, sujetas a regulación de precios y calidad del servicio, 

tanto en su condición de empresas de transmisión como de operadores del sistema. 

La expansión de la red de transmisión es definida por los TSO de cada país, de 

acuerdo con los gobiernos187.  El régimen de regulación aplicado es el de ingreso 

máximo (revenu-cap); excepto en Dinamarca en donde las tarifas se fijan 

anualmente para cubrir los costos presupuestados para un volumen estimado de 

energía transportada.  Los costos de operación del sistema son considerados no 

controlables en Finlandia y Suecia y se incorporan directamente al ingreso máximo 

permitido. En Noruega un 60% de esos costos están estandarizados y el 40% 

restante se trata como no controlable, pasando directamente al ingreso permitido. 

En Dinamarca sólo pueden incluirse los costos considerados eficientes por el 

regulador; el cual, de forma casuística, determina los que son trasladables a la 

tarifa188. En lo que sigue se tratará exclusivamente de la regulación de la actividad 

de transporte propiamente dicha. La Tabla 2 presenta la información básica sobre 

los sistemas de transmisión del Nord-Pool.     
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 Véase: Nordic Energy Regulators (2007) Página 14.  

 
188 Véase: Nordic Energy Regulators (2012) Página 22. 

 

País Dinamarca Finlandia Noruega Suecia

Transmisión # de empresas 1 1 1 1

Transmisión  regional # de empresas 8 12 91 4

Distribución # de empresas 84 87 142 175

Distribución Cuota media de mercado (%) 1,2 0,8 0,6

Distribución - cuota de mercado 3 mayores (%) 41 33 51

Elaboración propia con base en Nordic Energy Regulators (2011)

Observación: En Noruega muchas empresas de distribución son también de transmisión regional

Nord Pool Estructura industrial de las actividades de transmisión y distribución



 

 

Tabla 2. Transmisión de electricidad. Información básica a 2012.  

La regulación de la transmisión está basada en la normativa de la Unión Europea189 

– de la cual son miembros todos los países del Nord – Pool, con excepción de 

Noruega - y en las leyes propias de cada país190.  

En Dinamarca, la Electricity Supply Act (Ley 286 de 2005) definió a Energinet.dk 

como una empresa sin ánimo de lucro de tal suerte que los ingresos deben ser 

suficientes para cubrir sus costos presupuestados anualmente para el volumen 

esperado de energía transportada. Es por tanto una regulación de tipo cost-plus. 

Además de los costos directos, el ingreso máximo incorpora un pequeño retorno 

sobre el capital. Si, con la tarifa así calculada, el ingreso a fin de año excede o es 

inferior al ingreso requerido, al siguiente se aplica la deducción o el incremento 

correspondiente. El regulador, la DERA, puede establecer ex –ante la exclusión 

parcial o total de algunos costos. Las tarifas pueden modificarse durante el año si 

se presentan situaciones extraordinarias que así lo justifiquen. Los otros ingresos 

del TSO, las rentas de congestión en particular, deben registrarse en cuentas 

separadas.  

El modelo de regulación adoptado en Finlandia es ingreso máximo (revenu-cap). 

El período regulatorio es de cuatro años, pero el ingreso máximo permitido se 

calcula anualmente. También anualmente la tasa de descuento reconocida se 

compara con la rentabilidad del capital de la empresa y los desbalances resultantes 

deben ser compensados en el siguiente período regulatorio. Los costos de 

operación se clasifican en controlables y no controlables. Para estos últimos se fijan 
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 Especialmente la Directiva 2003/54/EC.  

 
190

 Estas leyes son: Electricity Supply Act, Ley 286 de 2005, en Dinamarca; Finnish Electricity 

Market Act, leyes 386 de 1995 y 1172 de 2004, en Finlandia; Energy Act, ley 50 de 1990, en 

Noruega y Swedish Electricity Act, ley 857 de 1997, en Suecia.  

 

País Dinamarca Finlandia Suecia Noruega

Regulador DERA EMV EMI NVE

TSO Energinet.dk Fingrid Oyj SvK Statnett SF

Propiedad Pública Mayoría pública Pública Pública

Voltajes (Kv)  132, 150, 400 110, 220, 400 220, 400 132, 300, 420

Extensión (kmts) 7000 14622 15650 10547

Empleados 572 266 375 928

Fuente: Elaboración propia basada en Nordic Energy Regulators (2012). Economic regulation of TSOs in the Nordic 

countries. Report 7/2012

Transmisión de electricidad Paises del Nord - Pool - Información básica a 2012



 

anualmente metas de eficiencia basadas en valores históricos de los cinco años 

anteriores.  

En Noruega la regulación de la transmisión es también de ingreso máximo con 

incentivos. El ingreso permitido es definido teniendo en cuenta la obtención de 

una tasa razonable de retorno sobre el capital invertido. El período regulatorio es 

de cinco años, pero los parámetros de la regulación pueden tener ajustes menores 

en cualquier momento. El 40% de los costos pasan directamente al ingreso 

permitido; el 60% restante son estandarizados con base en comparaciones con otros 

TSO de Europa.  Las tarifas son fijadas por Statnett pero deben ajustarse al ingreso 

definido por el regulador, NVE. Los resultados financieros de Statnett son 

auditados anualmente para verificar el ajuste entre el ingreso permitido y el 

realizado. Los excesos se reembolsan a los consumidores y los déficits se traducen 

en ajustes tarifarios en el siguiente año. La regulación de calidad del servicio se 

incorpora en el ingreso máximo del cual debe descontarse el 60% del costo de la 

energía no suministrada 191 .  Las rentas de congestión deben contabilizarse 

separadamente y deben utilizarse en las inversiones necesarias para reducir las 

restricciones que las generan.  

En Suecia la transmisión está a cargo de la empresa estatal SVK, la cual decide, en 

el marco de la legislación y la regulación, y de acuerdo con la política del gobierno, 

la metodología y las tarifas de transmisión, las cuales deben, sin embargo, ajustarse 

al ingreso máximo total definido por el regulador, que incluye la remuneración del 

capital invertido a una tasa de retorno razonable. El regulador puede, no obstante, 

objetar la metodología y las tarifas resultantes. En todo caso los resultados anuales 

de SVK están sujetos a examen para verificar que se ajusten al ingreso permitido. 

Las desviaciones dan lugar a ajustes en el ingreso permitido en el siguiente período 

regulatorio. Los costos operacionales se diferencian en controlables y no 

controlables; estos últimos pasan directamente al ingreso permitido y los primeros 

se fijan con base en los observados en los períodos anteriores y se les impone una 

reducción anual de 1%. El período regulatorio es de un año.  

2. Costo de Capital. 

En general, aunque con diferencias de detalle, el costo de capital es el producto de 

la base de activos regulatoria (BAR) por la tasa de retorno razonable. Este valor 

adicionado al valor de los costos operacionales conforma el ingreso máximo 

permitido.  
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 Esta es la regulación CENS donde la sigla significa indistintamente Cost of Energy not Supplied 

o Compensation for Energy not Supplied.  



 

En Finlandia la base de activos regulatoria (BAR) se determina empleando el Valor 

Presente Neto (VPN) de los activos operacionales (elementos de red) y no 

operacionales (edificios, equipos de cómputo, etc.) en los que ha invertido la 

empresa. Para unos y otros se determinan unidades estándar que son valoradas a 

precios de reposición, declarados por el TSO y validados por el regulador el cual 

define finalmente el precio unitario. Para cada elemento, el valor de reposición 

(VR) así obtenido es ajustado por la razón entre la edad promedio del activo (EP) y 

la vida útil (VU) regulatoria. Se obtiene así el VPN o, lo que es lo mismo, el valor 

de reposición del activo depreciado. En la depreciación se emplea el método de 

línea recta. Para cada activo estandarizado o cada unidad constructiva se realiza el 

cálculo indicado en la fórmula (1), donde (i) indica el activo o unidad constructiva 

y (t) el año inicial del período regulatorio. La suma de todos los VPN arroja la base 

de activos a remunerar. Los valores iniciales se ajustan anualmente por la tasa de 

inflación. Los nuevos activos se valoran con el mismo procedimiento. Esto se aplica 

a todos los componentes de la red independientemente de que sean o no 

propiedad del TSO. Los inventarios y las cuentas por cobrar se incluyen en la BAR 

a su valor en libros.  

VPNit = (1-EP/VU)*RVit   (1) 

La tasa de retorno del capital es calculada aplicando el modelo WACC. Los 

parámetros para el cálculo del WACC se presentan en la Tabla 3.  

  

Tabla 3. Finlandia. Parámetros para el cálculo del WACC de transmisión 

Inflación 1%

Beta desapalancado 0,4

Beta apalancado 0,844

Riesgo de mercado 5%

Prima por capital de trabajo 0,5%

Estructura de capital (D/P) 60/40

Tasa de Impuestos 24,50%

Prima deuda 1%

Nominal antes de impuestos 3,9%

Nominal después de impuestos 3,4%

Real antes de impuestos 2,9%

Real después de impuestos 2,4%

Fuente: Cálculos propios

Parámentros para el cálculo del WACC en transmisión

Finlandia Sector eléctrico

Fuente: Nodic Energy Regulators (2012)

WACC Transmisión Finlandia

Tasa libre de riesgo real
Rendimiento de los bonos del 

gobierno a 10 años menos  inflación



 

En la parte inferior del cuadro se presentan los cálculos del WACC realizados con 

los parámetros indicados en la parte superior. La tasa libre de riesgo considerada 

fue de 2%, que es, como lo dispone la regulación, el promedio del rendimiento de 

los bonos a diez años en el anterior mes de mayo. La tasa de interés para la deuda, 

de 3,5%, se obtuvo adicionando a la tasa libre de riesgo las primas reconocidas por 

el capital de trabajo y por la financiación con deuda.  

En Noruega la BAR es determinada por el valor neto en libros de los activos 

operacionales y no operacionales al final de cada año. No se incluyen dentro de la 

base los activos en construcción ni los tomados en arriendo de terceros; el arriendo 

pagado se incluye dentro del ingreso máximo permitido. El capital de trabajo se 

reconoce como equivalente al 1% del valor de la BAR.   

La tasa razonable de rendimiento es igual a un WACC nominal después de 

impuestos calculado con la siguiente fórmula192: 

WACC = 0,4*(Rf*(1-t) + βe*RM) + 0.6*(Rf + Pd)*(1-t) (2) 

Los parámetros para el cálculo de WACC se presentan en la Tabla 4. Con esos 

parámetros y aplicando la fórmula (2) se tendría un WACC nominal después de 

impuestos de 2,8%. En la parte inferior de la tabla se presentan los valores del 

WACC calculados empleando la fórmula habitual.  
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 Nordic Energy Regulators (2012). Página 44.  



 

 

Tabla 4. Noruega. Parámetros para el cálculo del WACC de Transmisión  

En Suecia para determinar la base de activos regulatoria se emplean sucesivamente 

3 métodos de acuerdo con la disponibilidad de información. En primer lugar los 

componentes de la red se valoran a costos estándar de reposición basados en 

inversiones eficientes para construir o adquirir dichos componentes. Cuando no se 

dispone de un costo estándar, los componentes son valorados a su costo de 

adquisición ajustado por un índice de precios. Finalmente, si tampoco se dispone 

de esta última información, se recurre al valor en libros del activo. El activo así 

valorado se deprecia de acuerdo con el tiempo de utilización de sus diversos 

componentes. Para el cálculo del costo de capital la tasa de retorno razonable se 

determina con la metodología WACC cuyos parámetros se presentan en la Tabla 5. 

 

Inflación 0%

Beta desapalancado 0,35

Beta apalancado 0,88

Riesgo de mercado 4%

Prima por capital de trabajo 0%

Estructura de capital (D/P) 60/40

Tasa de Impuestos 28%

Prima deuda 0,75%

Nominal antes de impuestos 2,83%

Nominal después de impuestos 2,45%

Real antes de impuestos 2,83%

Real después de impuestos 2,45%

WACC Transmisión Finlandia

Fuente: Cálculos propios

Noruega Sector eléctrico

Parámentros para el cálculo del WACC en transmisión

Tasa libre de riesgo 
Rendimiento de los bonos del 

gobierno a 5 años

Fuente: Nodic Energy Regulators (2012)



 

 

Tabla 5. Suecia. Parámetros para el cálculo del WACC de transmission. 

3. Costos de operación.  

En Finlandia los costos de operación se clasifican en controlables y no controlables; 

a los primeros se les fijan metas de eficiencia, los segundos pasan directamente al 

ingreso regulado. Para cada año, los costos de operación controlables, 

denominados KOPEX, son definidos a partir de los costos presupuestados por el 

TSO o de los valores históricos registrados en los 5 años anteriores. A ese monto se 

ajusta por un factor de productividad, fijado por el regulador, y se determina así el 

valor que se incorpora al ingreso máximo permitido, admitiendo una margen de 

error de más o menos 5%. La determinación del KOPEX es materia de negociación 

entre el regulador y el TSO.  

KOPEXreferencia = KOPEXobservado*(1 – 2,06%) 

En Noruega no hay ninguna distinción entre costos de operación y mantenimiento 

controlables y no controlables. En lugar de ello la fórmula de cálculo del ingreso 

regulado reconoce directamente un 40% de los costos de operación y 

mantenimiento registrados efectivamente por la empresa. El 60% restante es 

calculado con base a un benchmarking con otros operadores de red de Europa.  

Inflación 1,99%

Beta desapalancado 0,38

Beta apalancado 0,66

Riesgo de mercado 4,74%

Prima por capital de trabajo 0,50%

Estructura de capital (D/P) 50/50

Tasa de Impuestos 20%

Prima deuda 1,49%

Nominal antes de impuestos 5,2%

Nominal después de impuestos 4,6%

Real antes de impuestos 3,2%

Real después de impuestos 2,6%

Suecia Sector eléctrico

Parámetros para el cálculo del WACC en transmisión

Tasa libre de riesgo 4%

WACC Transmisión Suecia

Fuente: Cálculos propios

Fuente: Nodic Energy Regulators (2012)



 

En Suecia los costos de operación y mantenimiento también se clasifican en 

controlables y no controlables. El valor promedio de costos controlables – que 

incluyen los salarios, compra de suministros y materiales, etc. – se determina con 

base en la información contable de la empresa en los dos últimos años. Ese valor 

ajustado por una productividad de 1% es el reconocido en el ingreso regulado para 

el año siguiente. Los costos no controlables pasan directamente a dicho ingreso.  

4. Calidad del servicio. 

En Finlandia la regulación de la calidad del servicio se basa en el indicador 

denominado Perjuicio Causado por Interrupción del Suministro, DCO, por sus 

siglas en inglés193 . Para este indicador, que tienen en cuenta el número y la 

duración de las interrupciones no programadas, se define un nivel de referencia 

basado en el promedio histórico de 5 años. La energía no suministrada se valora 

con base en un estudio de costo de racionamiento realizado por el regulador. La 

diferencia entre el DCO reconocido y el DCO 194  observado se adiciona a las 

utilidades operacionales para determinar el beneficio anual ajustado que se 

compara con el la utilidad razonable, como se explica más adelante.  

En Noruega la calidad del servicio de transmisión se regula por medio del 

indicador Costo de la Energía no Suministrada, CENS195.  En principio se define un 

valor estándar del CENS, un 60% el cual es incluido en el cálculo del ingreso 

máximo. Esto significa que el 40% de las pérdidas estandarizadas de transmisión 

es asumido por el TSO. Las pérdidas incluidas en el CENS estandarizado – que 

incluyen las interrupciones programadas y no programadas – son obtenidas de un 

benchmarking con otros TSO de Europa. La energía se valora con los costos de 

racionamiento determinados en un estudio realizado por el regulador.  

En Suecia la calidad del servicio se mide con indicadores de interrupciones no 

programadas y energía y potencia no suministrada. El estándar de calidad se basa 

en el comportamiento histórico de las variables en un período de 10 años. Los 

valores observados son comparados con los valores de referencia y las 

desviaciones negativas o positivas de 50% dan lugar a ajustes en el ingreso máximo 

de hasta un 3%.  
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 Para el cálculo del DCO, véase: Nordic Energy Regulators (2012). Páginas 39 – 40.  
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 CENS: Cost of Energy not Supplied.  



 

5. El Ingreso Máximo. 

El ingreso máximo permitido del TSO en Finlandia se determina mediante la 

siguiente fórmula: 

IMP = BAR*WACCreal + KOPEX + CONC  

La BAR es igual al VPN de los activos operacionales más el valor en libros de los 

inventarios y las cuentas por cobrar. El KOPEX son los gastos operacionales 

controlables y el CONC los no controlables.  

Anualmente el ingreso razonable sobre el capital, BAR*WACC se compara con la 

utilidad operacional ajustada (UOA). El balance final – déficit o superávit – de todo 

el período regulatorio da lugar reducción o incremento de las tarifas en el siguiente 

período. La UOA se obtiene a partir de la utilidad operacional del período la cual 

se ajusta para tener en cuenta la calidad del servicio y los incentivos a la eficiencia 

y a la innovación.  

En Noruega el Ingreso Máximo se determina de acuerdo con la siguiente fórmula: 

IM = 0.4C + 0.6C* + 0.6CENS* 

Los componentes de C y C* son los mismos, con la diferencia de que en el primer 

caso son los efectivamente incurridos por el TSO mientras que en el segundo son 

los obtenidos del benchmarking con otros TSO europeos. El C se determina con la 

siguiente fórmula: 

C = OMt-2 *(IPCt/IPCt-2) + PERt-2*Pt + DEPt-2 + BARt-2 * WACCt 

Donde OM, PER, DEP y BAR son, respectivamente, los gastos de operación y 

mantenimiento, las pérdidas de energía, la depreciación y la base de activos 

regulatoria.  

El IM tiene un ajuste adicional para obtener el Ingreso Permitido (IP) a partir del 

cual se determinan las tarifas. 

IPt = IMt + IPt + TTt – 0.6CENSt + [(DEPt – DEPt-2) + (BARt – BARt-2)*WACCt] 

IP y TT son, respectivamente, el impuesto a la propiedad y las tarifas pagadas a 

terceros por el uso de redes de transporte. El CENS es el observado en el período. 

El componente entre corchetes busca aminorar el efecto del rezago de la fórmula 

inicial.  

En Suecia el ingreso máximo permitido se obtiene a partir de la siguiente fórmula: 



 

IMP = BAR*WACC + COC + CONC  

El IMP se ajusta hasta más o menos un 3% cuando los indicadores de calidad 

observados se desvían en un 50% de los niveles de referencia.  

 

6. Tarifas.  

En todos los países las tarifas de transmisión son fijadas por el TSO, dentro de los 

límites impuestos por el ingreso permitido. Los costos se reparten entre la 

generación y la demanda, predominando esta última. En Dinamarca se aplica un 

cargo único; en Finlandia hay cargos diferenciales por estación y hora; en Noruega 

hay diferenciación por tiempo y localización y, finalmente, en Suecia hay cargos 

diferentes según la localización. En todos los casos los cargos incluyen un nivel de 

pérdidas permitidas y los costos en que incurre el TSO por la operación del 

sistema.  

Cuadro 6 

 

En Dinamarca hay tarifas especiales por bajo uso de la red a auto-productores o 

propietarios de activos de transmisión. En Noruega, las cargas interrumpibles y las 

industrias intensivas en electricidad (demanda de 15 MW y 7000 o más horas de 

tiempo de utilización) tienen cargos reducidos196.  

III. Regulación de la distribución.  

 

1. Aspectos generales. 

En Dinamarca hay un solo TSO, Energinet.dk; 8 operadores de sistemas regionales 

y 84 DSO. Energint es una empresa estatal sin ánimo de lucro responsable de la red 

nacional de transmisión a 400 KV. Las redes regionales son a 150 KV. El DSO más 

                                                           
196 ENTSO-E (2012). Páginas 33 y 34.  
 

Generación Demanda Tiempo Localización

Dinamarca 3% 97% No No Incluidas Incluidos

Finlandia 10% 90% Si No Incluidas Incluidos

Noruega 24% 76% Si Si Incluidas Incluidos

Suecia 27% 63% No Si Incluidas Incluidos

Tarifas de Transmisión en los países del Nord-Pool

Repartición de los costos Diferenciación de precios
Pérdidas

Costos de operación 

del sistema

Fuente: Elaboración propia basada en ENTSO-E (2012) 

País



 

grande, DONG Energy Distribution197, tiene más de un millón de consumidores y 

el más pequeño unos 100. Entre 8 de los DSO atienden el 63% de los consumidores 

del país y abastecen el 62% del consumo. La regulación de la distribución es 

también una regulación de ingreso máximo. El período regulatorio es de un año. 

Cada DSO fija las tarifas dentro de los límites impuestos por éste y sin 

discriminación entre consumidores de igual condición. El ingreso máximo de 

referencia fue establecido para cada DSO según las condiciones de costos y 

operación prevalecientes en 2004. Anualmente ese ingreso se ajusta con la tasa de 

inflación y se obtiene así el ingreso máximo regulado para el año en cuestión. Sin 

embargo, el ingreso máximo regulado puede incrementarse por el mayor costo de 

las pérdidas y para incorporar inversiones requeridas para atender nuevas cargas o 

nueva generación.   

En Finlandia existen unos cien operadores de red. El más grande, Fortum 

Sähkönsiirto Oy, tien unos 430.000 consumidores. Las cinco empresas mayores 

representan el 70% de la red, los consumidores y los ingresos de la actividad. En 

Finlandia la regulación de la distribución es muy similar a la de la transmisión. En 

una regulación de ingreso máximo fijado por el regulador dentro de los límites del 

cual los DSO establecen las tarifas. El ingreso máximo regulado tiene tres 

componentes: utilidad razonable, costos operacionales controlables y costos 

operacionales no controlables. Anualmente la utilidad razonable se compara con 

los beneficios observados ajustados y el saldo registrado – déficit o superávit – da 

lugar a un ajuste en el siguiente período regulatorio.   

En 2011 operaban en Noruega 449 empresas eléctricas, 159 de ellas eran DSO, la 

mayoría de los cuales son de propiedad pública municipal. Siete DSO, con más de 

100.000 usuarios cada uno, atienden el 66% de los consumidores. El 44 de los DSO, 

incluidos los 7 más grandes, ejercen exclusivamente la actividad de distribución; 

los demás son comercializadores y distribuidores. Desde de 2007 se aplica a la 

distribución una regulación de ingreso máximo, el cual es un promedio ponderado 

de los costos propios del DSO, 40%, y de los costos estandarizados, 60%. Los costos 

propios son un promedio de los registrados por el DSO en los dos años anteriores. 

Los costos estandarizados se basan en un benchmarking para el cual el regulador 

emplea el método del DEA. El ingreso permitido se compara anualmente con el 

ingreso efectivo y las desviaciones dan lugar a compensaciones; para el período 
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 Filial de DONG Energy empresa de la cual el gobierno danés posee el 75% del capital y que 

opera en la áreas de petróleo, gas, electricidad, energías renovables y distribución de electricidad y 

gas.  



 

tarifario el balance debe ser igual a cero. Se contemplan compensaciones por 

energía no suministrada.   

En Suecia hay 176 DSO, 5 operan redes regionales y 171 redes locales. El 

principales DSO son Vattenfall y E.ON – Suecia que entre ambos tiene el 35% de 

los usuarios de distribución. El modelo de actual de regulación entró en vigencia 

en 2012. Es un modelo híbrido de ingreso máximo y tasa de retorno. El ingreso 

máximo es la suma del costo de capital (CAPEX) y los costos operacionales, estos 

último clasificados en controlables y no controlables. La base de activos para el 

CAPEX se valora al costo de reposición depreciado y la tasa razonable de retorno 

se fija por el método del WACC. Los costos operacionales se ajustan por un factor 

de productividad. La regulación de la calidad del servicio se regula con base en 

valores históricos de los índices SAIFI y SAIDI.  

2. Costo de Capital 

En Dinamarca, para cada DSO se determinó la base de activos regulatoria tomando 

como referencia el año 2000. La BAR está compuesta por un conjunto de unidades 

constructivas valoradas a costos unitarios de inversión ajustados por la 

depreciación. Anualmente la BAR se adiciona con los valores corrientes de las 

inversiones realizadas las cuales se deprecian linealmente en los años siguientes. 

La tasa de retorno permitida es igual al rendimiento de los bonos hipotecarios a 30 

años más 1%. Actualmente está en 7,5%.  

En Finlandia, la BAR está compuesta por el valor presente neto o valor de 

reposición del activo depreciado y el valor en libros de los inventarios y las cuentas 

por cobrar. El valor de reposición de las unidades constructivas de los activos 

operacionales y de los activos no operacionales de determina con un estudio de 

costos unitarios realizado por el regulador. Los valores de reposición se ajustan por 

el tiempo de uso y las vidas útiles para obtener así el VPN. Los parámetros para la 

determinación del WACC son similares a los empleados en transmisión, con 

excepción del beta desapalancado y la estructura del capital. Se presentan en la 

Tabla 7, donde se incluyen también los parámetros de Suecia y Noruega.  



 

 

Tabla 7. Países Nordicos. Parámetros del WACC de distribución. 

 En Noruega la BAR se determina a partir del valor en libros de los activos 

eléctricos y no eléctricos, ajustados por la depreciación acumulada. Los activos en 

construcción están excluidos al igual que los activos aportados por terceros. Los 

activos arrendados también están excluidos, pero el alquiler se reconoce en los 

costos de operación. Se reconoce como capital de trabajo, incluido en la BAR, el 1% 

del valor de los activos.  

En Suecia los activos que pueden ser incluidos están especificados en la regulación. 

Para su valoración se emplea el costo de reposición en la valoración de los activos. 

Para los activos que no se conoce dicho costo se emplea el valor en libros y el costo 

de inversion.  

3. Costos de Operación.  

En general los costos de operación se clasifican en controlables y no controlables. 

Estos últimos de trasladan directamente. Los costos controlables son 

principalmente los de personal, los de materiales y suministros y los de comrpas 

externas. En Finlandia los costos controlables están definidos al inicio de cada 

período regulatorio y su nivel se fija a partir de un benchmarking de las 

compañías. En Noruega el 40% de los costos opercionales se trasladan 

directamente, el 60% están estandarizados a partir de un benchmarking de 

diferentes DSO. En Suecia los costos de operación considerados como controlables 

se ajustan anualmente por un parámetro de eficiencia de 1% anual fijado por el 

regulador a partir de estudios de productividad en distribución. El punto de 

partida es el promedio histórico de cuatro años de los costos efectivamente 

incurridos por la empresa. En Dinamarca, los costos de operación eficientes tienen 

como referente los incurridos en 2004, que se ajustan anualmente por la inflación.   

Parámetros Finlandia Noruega Suecia

Inflación 1% 1,99%

Beta 0,4 0,35 0,38

Beta apalancado 0,527 0,875 0,66

Riesgo de mercado 5% 4% 4,75%

Prima por falta de liquidez 0,50% 0,50%

Deuda/Patrimonio 30/70 60/40 50/50

Tasa de impuestos 26% 28% 20%

Prima por endeudamiento 1% 0,75% 1,49%

Países Nord Pool - Parámetros del WACC de distribución

Nordic Electric Regulators (2011)

Tasa libre de riesgo
Rendimiento bonos del 

gobierno a 10 años

Rendimiento de los 

bonos del gobierno a 5 

años

Rendimiento de los 

bonos del gobierno a 30 

años



 

4. Calidad del servicio.  

En Dinamarca la calidad del servicio se regula por medio de un benchmark de los 

indicadores SAIFI y SAIDI de las compañías regionals de distribución, agrupadas 

según su tamaño en zonas de calidad. La compañia que incumpla el estándar se ve 

penalizada con una reducción los costos oepracionales reconocidos. También se 

aplica el mecanismo del consumidor peor servido.  

En Finlandia la regulación de la calidad del servicio en distribución es análoga a la 

empleada en transmission. Se basa en el indicador denominado Perjuicio Causado 

por Interrupción del Suministro, DCO, por sus siglas en inglés. Para este indicador, 

que tienen en cuenta el número y la duración de las interrupciones no 

programadas, se define un nivel de referencia basado en el promedio histórico de 5 

años. La energía no suministrada se valora con base en un estudio de costo de 

racionamiento realizado por el regulador. La diferencia entre el DCO reconocido y 

el DCO observado se adiciona a las utilidades operacionales para determinar el 

beneficio anual ajustado que se compara con el la utilidad razonable.  

En Noruega la calidad del servicio de transmisión se regula por medio del 

indicador Costo de la Energía no Suministrada, CENS .  En principio se define un 

valor estándar del CENS, un 60% del cual es incluido en el cálculo del ingreso 

máximo. Esto significa que el 40% de las pérdidas estandarizadas de transmisión 

es asumido por el TSO. Las pérdidas incluidas en el CENS estandarizado – que 

incluyen las interrupciones programadas y no programadas – son obtenidas de un 

benchmarking con otros TSO de Europa. La energía se valora con los costos de 

racionamiento determinados en un estudio realizado por el regulador.  

En Suecia la calidad del servicio se mide con indicadores SAIFI y SAIDI fijados 

para cada DSO con  base en el comportamiento histórico.  Los valores observados 

son comparados con los valores de referencia y las desviaciones negativas o 

positivas de 50% dan lugar a ajustes en el ingreso máximo de hasta un 3% por 

encima o por debajo. 

5. Tarifas.  

En general, las empresas de distribución fijan sus tarifas libremente dentro de los 

límites del ingreso máximo permitido sin discriminar entre consumidores de la 

misma condición. Los costos determiandos en cada nivel de tension se distribuyen 

entre los consumidores conectados al mismo en proporción a la energía 

consumida.  

 



 

Niveles y composición de las tarifas. 

Se amplia en esta parte la descripción de las tarifas en los países del NorPool. Las 

fuentes de información utilizadas son la International Energy Agency, EUROSTAT 

y las agencias estadísticas y entidades de regulación de los diferentes países. Las 

dos primeras son importantes porque presentan la información de forma 

homogénea, lo cual permite las comparaciones.  Las otras permiten ilustrar las 

tendencias de las tarifas y sus componentes. Se presenta inicialmente una visión de 

conjunto basada en EUROSTAT y posteriormente se dan detalles sobre cada país.  

1. Visión de conjunto – EUROSTAT. 

Eurostat presenta información sobre tarifas residenciales e industriales. Las 

residencial está definida para un rango de consumo entre 2.500 y 5000 KWh-año; la 

industrial entre 500 y 2000 MWh año. Las tarifas se presentan de tres formas: sin 

impuestos; con impuestos excluido el IVA y con todos los impuestos. Las tablas 1 y 

2 presentan las tarifas residencial e industrial sin impuestos.  

 

Tabla 1. Precio electricidad residencial-Países Nórdicos 

 

Tabla 2. Precio electricidad industrial – Paises Nórdicos 

Año Dinamarca Finlandia Suecia Noruega

2002 86,5 69,7 70,1 92,7

2003 94,7 73,8 83,3 156,8

2004 91,5 81,0 86,9 93,5

2005 92,7 79,2 84,6 113,7

2006 99,7 80,9 87,6 110,1

2007 117,0 87,7 108,8 136,1

2008 120,3 91,5 108,5 117,9

2009 123,9 97,4 104,0 113,1

2010 116,8 99,8 119,5 148,4

2011 126,3 108,1 137,6 156,3

2012 131,4 108,9 132,0 135,5

Paises Nórdicos - Precio electricidad residencial euos/MWh

Fuente: EUROSTAT

Año Dinamarca Finlandia Suecia Noruega

2002 63,9 41,0 31,0 43,3

2003 69,7 56,6 66,0 56,0

2004 63,1 54,3 52,0 54,2

2005 64,6 52,7 46,2 52,8

2006 72,4 51,7 58,7 52,0

2007 63,8 54,2 62,6 72,4

2008 78,5 61,4 68,8 65,2

2009 73,8 66,3 66,2 66,9

2010 84,8 66,7 80,0 89,3

2011 87,5 68,6 88,7 96,2

2012 82,9 68,4 84,0 77,4

Paises Nórdicos - Precio electricidad industrial euos/MWh

Fuente: EUROSTAT



 

En el contexto europeo, los países nórdicos se encuentran entre los que tienen las 

más bajas tarifas de electrcidad industrial.  

 

Gráfico 1. Precios electricidad Industrial Europa. 

Es especialmente notable el peso de los impuestos en las tarifas finales. En 

Dinamarca llegan a representar el 65% en la industria y el 56% en el residencial.  

 

Tabla 3. Impuestos y Tarifas en los países Nórdicos. 
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Dinamarca 35% 65% 44% 56%

Finlandia 74% 26% 70% 30%

Suecia 79% 21% 65% 35%

Noruega 56% 44% 72% 28%

Fuente: EUROSTAT

Tarifas e impuestos 

Industrial Residencial



 

2. International Energy Agency 

Las tarifas medias calculadas por la IEA son el ingreso promedio por unidad de 

energía suministrada a la industria o a los hogares198. Es decir, que tales tarifas son 

representativas de todo el sector industrial y residencial de los diferentes países. 

Las tablas 4, 5, 6 y 7 muestran las tarifas de Dinamarca, Noruega, Finlandia y 

Suecia, respectivamente. En las tarifas industriales se excluye el IVA.  

Dinamarca tiene la reputación de tener la más alta tributación en el sector eléctrico, 

particularmente en el caso del consumo residencial. Los impuestos representan un 

55% del precio final de los hogares y un 10% del de las industrias199. El impuesto 

más significativo es el Public Service Obligation (PSO) pagado por todos los 

consumidores residenciales y cuyo recaudo está destinado a subsidiar las energías 

renovables, especialmente la eólica, y la financiación de inversiones en 

transmisión.   

 

Tabla 4. Tarifas media industrial y residencial en Dinamarca. 
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 IEA (2012). Energy prices and taxes – Quarterly Statistics. Four Quarter 2012. Página 18.  
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 Estas cifras contrastan con las ya mencionadas de EUROSTAT donde la participación porcentual 

del impuesto es sustancialmente más elevada. Esto se debe a que la IEA ignora el IVA en el caso de 

la electricidad industrial.  

 

2002 473 76 76 549 655 662 329 991 1646

2003 531 71 71 602 656 693 337 1030 1686

2004 524 50 50 574 690 666 339 1005 1695

2005 479 77 77 556 747 666 353 1019 1766

2006 498 77 77 575 865 666 383 1049 1914

2007 472 77 77 549 831 668 375 1043 1874

2008 586 76 76 662 941 675 404 1079 2020

2009 516 77 77 593 879 685 391 1076 1955

2010 586 57 57 643 881 721 401 1122 2003

2011 567 50 50 617 961 793 439 1232 2193

2012 557 44 44 601 970 806 444 1250 2220

Año

Dinamarca - Precio de la electricidad al consumidor final. Coronas danesas/MWH

Fuente: IEA Energy Prices and Taxes- Quarterly Satatistics - Four Quarter 2012
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Tabla 5. Noruega. Tarifas industriales y residenciales. 

 

Tabla 6. Finlandia Tarifas industriales y residenciales. 

 

Tabla 7. Suecia. Tarifas industriales y residenciales.  

 

 

 

 

2002 198,0 47,5 47,5 245,5 426,0 93,5 124,7 218,2 644,2

2003 260,0 62,4 62,4 322,4 611,4 95,0 169,5 264,5 875,9

2004 235,3 56,5 56,5 291,8 538,3 96,7 152,4 249,1 787,4

2005 223,8 56,0 56,0 279,8 529,9 98,8 157,2 256,0 785,9

2006 284,0 71,0 71,0 355,0 699,1 100,5 199,9 300,4 999,5

2007 225,5 56,4 56,4 281,9 514,8 102,3 154,3 256,6 771,4

2008 287,0 72,0 72,0 359,0 578,4 105,0 179,9 284,9 863,3

2009 295,3 73,9 73,9 369,2 559,1 108,2 166,8 275,0 834,1

2010 356,5 89,1 89,1 445,6 740,2 110,1 212,5 322,6 1062,8

2011 318,8 79,7 79,7 398,5 652,5 112,1 191,1 303,2 955,7

2012 254,3 63,6 63,6 317,9 506,2 113,9 145,0 258,9 765,1

Fuente: IEA Energy Prices and Taxes- Quarterly Satatistics - Four Quarter 2012

Noruega - Precio de la electricidad al consumidor final. Coronas Noruegas/MWH

Año

Industrial Residencial

 Precio sin 
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Otros 
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IVA

Total 

Impuestos

Precio con 
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 Precio sin 
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Otros 

impuestos
IVA

Total 

Impuestos

Precio con 

impuestos

2002 41,0 4,3 4,3 45,3 66,6 7,0 16,2 23,2 89,8

2003 53,4 4,5 4,5 57,9 73,7 7,4 17,8 25,2 98,9

2004 53,0 5,0 5,0 58,0 74,0 7,0 18,0 25,0 99,0

2005 52,1 4,5 4,5 56,6 72,3 7,4 17,5 24,9 97,2

2006 0,0 0,0 71,6 7,4 18,4 25,8 97,4

2007 57,1 2,3 2,3 59,4 79,6 7,4 19,1 26,5 106,1

2008 63,6 2,6 2,6 66,2 87,8 8,8 21,3 30,1 117,9

2009 67,5 2,6 2,6 70,1 93,7 8,8 22,6 31,4 125,1

2010 69,0 7,0 7,0 76,0 99,3 8,8 24,3 33,1 132,4

2011 74,6 7,0 7,0 81,6 107,8 17,0 28,7 45,7 153,5

2012 73,4 7,0 7,0 80,4 105,4 17,0 28,2 45,2 150,6

Fuente: IEA Energy Prices and Taxes- Quarterly Satatistics - Four Quarter 2012

Finlandia - Precio de la electricidad al consumidor final. Euros/MWH

Año

Industrial Residencial

 Precio sin 

impuestos

Otros 

impuestos
IVA

Total 

Impuestos

Precio con 

impuestos

 Precio final 

sin 

Otros 

impuestos
IVA

Total 

Impuestos

Precio con 

impuestos

2007 507,0 5,0 5,0 512,0 801,0 256,0 522,0 778,0 1579,0

2008 624,0 5,0 5,0 629,0 898,0 254,0 543,0 797,0 1695,0

2009 628,0 5,0 5,0 633,0 920,0 265,0 565,0 830,0 1750,0

2010 689,0 5,0 5,0 694,0 990,0 270,0 580,0 850,0 1840,0

2011 670,0 5,0 5,0 675,0 1018,0 270,0 591,0 861,0 1879,0

2012 628,0 5,0 5,0 633,0 935,0 935,0 577,0 1512,0 2447,0

Fuente: IEA Energy Prices and Taxes- Quarterly Satatistics - Four Quarter 2012

Suecia - Precio de la electricidad al consumidor final. Coronas suecas/MWH
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3. Statistics Norway.  

Esta entidad presenta una información más detallada que se resume en la Tabla 8. 

El precio del mercado mayorista es el promedio del precio de los diferentes tipos 

de contratos. El cargo de generación (G) diferencia entre cuatro categoría de 

consumidores: residencial, servicios, industria e industria electro-intensiva. Este 

cargo incluye la comercialización. En el cargo T está incluido la trasnmsión 

propiamente dicha y los cargos de gestión del mercado. Las pérdidas no reciben un 

tratamiento separado: los niveles admitidos están en los cargos T y D.  

 

Tabla 8. Tarifas finales. Noruega.  

4. Finnish Energy Market Authority.  

La tarifa residencial considerada corresponde a un nivel de consumo de 5000 KWh 

– año. La industrial a un consumo de 600 MWh – año y a una demanda máxima de 

200 KW. La información separa los diferentes impuestos. La componentes G 

incluye la comercialización. Se presenta un sóo cargo para los servicios de red y no 

se tratan separadamente las pérdidas. Las tablas 9 y 10 resumen la información.  

 

Tabla 9. Tarifas residenciales. Finlandia. 

Mayorist Spot G G G

1998 12,8 10,2 16,2 10,1 3,1 15,5 18,7 3,7 22,3 13,8 34,9 48,6 16,5 16,3 12,0

1999 12,3 11,1 15,2 10,1 3,1 15,7 18,9 3,7 22,6 13,8 34,1 47,9 14,8 15,1 13,1

2000 10,7 9,4 14,1 13,0 3,2 15,9 19,0 3,8 22,8 16,8 33,1 49,9 13,3 13,9 12,2

2001 19,2 22,2 20,6 17,8 3,2 16,0 19,2 3,8 23,0 21,6 39,8 61,4 19,4 18,4 14,7

2002 18,1 19,2 20,3 15,4 3,2 16,1 19,4 3,9 23,2 19,3 39,7 58,9 19,4 19,8 15,7

2003 25,5 31,7 41,4 20,2 3,2 16,1 19,4 3,9 23,2 24,1 60,8 84,8 31,1 26,3 11,1

2004 20,4 24,2 27,9 5,9 3,2 16,2 19,4 3,8 23,3 9,7 47,3 57,1 24,9 23,7 11,8

2005 21,2 22,4 26,7 6,0 3,2 16,2 19,4 3,9 23,3 9,9 46,1 56,0 24,0 22,3 12,2

2006 34,6 39,7 41,3 9,3 3,2 16,2 19,5 3,9 23,3 13,2 60,8 73,9 36,9 28,4 13,0

2007 22,0 22,7 28,1 6,3 3,3 16,3 19,5 3,9 23,5 10,2 47,6 57,9 27,0 23,3 16,8

2008 31,4 34,3 39,1 8,6 3,3 16,4 19,6 4,0 23,6 12,6 58,7 71,3 35,4 28,8 20,0

2009 33,7 32,4 35,2 7,7 3,3 16,5 19,8 4,1 23,8 11,8 55,0 66,7 34,5 29,8 21,1

2010 40,6 44,9 46,8 10,3 3,3 16,6 19,9 4,2 24,0 14,5 66,7 81,1 45,7 36,4 22,0

2011 36,7 39,1 45,3 13,2 3,4 16,9 20,3 4,2 24,5 17,4 65,6 83,0 42,3 32,1 26,4

2012 23,9 24,6 29,1 8,5 3,4 17,2 20,7 4,3 25,0 12,8 49,8 62,5 28,5 27,8 26,4

G
Impuesto

s sobre G
T D

Noruega - Precios de electricidad Centavos de corona/KWh

Fuente: Statistics Norway 

T+D
Impuestos 

sobre T+D

T+D+impu

estos

Total 

Impuestos

Precio final 

sin 

Precio final 

con 

Año
Precio electicidad

Sector residencial
Servicios Industria

Industria electro 

intensiva

2002 33,53 32,74 66,27 15,78 7,38 23,16 89,43

2003 40,93 33,49 74,42 16,43 9,00 25,44 99,85

2004 39,43 33,95 73,38 16,53 8,67 25,21 98,59

2005 37,84 33,58 71,42 16,45 8,33 24,78 96,20

2006 41,37 33,63 75,00 16,46 9,10 25,56 100,56

2007 44,75 34,15 78,90 16,58 9,85 26,42 105,33

2008 51,89 35,19 87,07 18,51 11,41 29,93 117,00

2009 55,16 37,56 92,73 19,04 12,14 31,17 123,90

2010 56,80 41,42 98,22 19,88 12,50 32,38 130,60

2011 64,80 43,38 108,17 30,92 14,90 45,83 154,00

2012 59,92 44,84 104,76 31,26 13,78 45,04 149,80

Fuente: Finnish Energy Market Authority

Finlandia Precios electricidad Residencial (Euros/MWh)

Año
G T+D

Precio final 

sin impuestos

Impuesto 

consumo
IVA

Total 

Impuestos

Precio final con 

impuestos



 

 

Tabla 10. Finlandia. Tarifas industriales.  

 

 

 

  

2002 27,20 20,56 47,76 15,79 63,55

2003 39,63 20,57 60,20 18,77 78,97

2004 38,52 20,67 59,20 18,55 77,75

2005 37,16 20,01 57,17 18,10 75,27

2006 40,56 19,78 60,34 18,80 79,14

2007 34,48 19,72 54,20 16,90 71,10

2008 40,83 20,57 61,40 19,24 80,64

2009 44,42 21,88 66,30 21,00 87,30

2010 42,85 23,85 66,70 20,78 87,48

2011 43,92 24,68 68,60 21,72 90,32

2012 43,23 25,17 68,40 21,31 89,71

Fuente: Finnish Electricity Market Authority - Eurostat

Finlandia - Precio Electricidad Industrial Euros/MWh

Año G T+D
Precio sin 

impuesto
Impuestos

Precio con 

impuesto



 

Anexo 1 – Capítulo 5. 
 
En este anexo se presenta la información desagregada de la OECD, la cual se 

presentan para el año 2005 y en dólares constantes. La Figura a1, Figura a2 y 

Figura a3 muestran, respectivamente, la participación que tiene el PIB de cada 

sector sobre el PIB total, la producción de cada una de las ramas de actividad y las 

ventas realizadas por el sector de energía, gas y agua para cada uno de los sectores 

pertenecientes a la matriz insumo-producto de países. 

 

 

 

 

 

 

 

 



 

  

Figura a1a. Participación del PIB sectorial de cada país según matriz insumo-producto (US$ constantes a 2005). Sector Agua, Gas y 

Energía resaltado en rojo. Fuente: OCDE, 2012a. 



 

 

Figura a1b. Participación del PIB sectorial de cada país según matriz insumo-producto (US$ constantes a 2005). Sector Agua, Gas y 

Energía resaltado en rojo. Fuente: OCDE, 2012a. 



 

 

 

Figura a2a. Producto Interno Bruto de cada sector (US$ constantes a 2005). Sector Agua, Gas y Energía resaltado en rojo. Fuente: OCDE, 

2012a. 



 

 

Figura a2b. Producto Interno Bruto de cada sector (US$ constantes a 2005). Sector Agua, Gas y Energía resaltado en rojo. Fuente: 

OCDE, 2012a. 



 

 

Figura a3a. Ventas del sector de energía, gas y agua al resto de sectores y GDP (US$ constantes a 2005). Fuente: OCDE, 2012a. 



 

 

Figura a3b. Ventas del sector de energía, gas y agua al resto de sectores y GDP (US$ constantes a 2005). Fuente: OCDE, 2012a. 



Figura a4. Ventas de energía eléctrica según matriz ínsumo-producto de países 
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Fuente: Elaboración de los autores. OCDE, 2012a. 

Figura a5. Consumo intermedio del sector energía eléctrica al resto de la 

economía. Matriz utilización de países. 2005 
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Fuente: Elaboración de los autores. OCDE, 2012a. 

Figura a6. Porcentaje de ventas realizadas por el sector energía eléctrica al resto 

de la economía. 2000-2010 
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Fuente: Cálculo de los autores en base a DANE, 2012. 

Tabla 4. Consumo de energía en GWh para cada una de las ramas de actividad 

productiva 

 

2005* 2006 2007 2008 2009 2010 

Industrias manufactureras 3,923.30 8,049.60  8,307.40  7,045.60 7,068.44  7,723.90  

Explotación de minas y canteras 1,407.00 2,935.80  2,974.10  3,375.78 3,345.15  3,635.40  

Servicios Sociales, comunales y 

personales 1,105.00 2,243.90  2,259.70  1,975.56 2,390.60  2,463.60  

Comercio, reparación restaurantes y 

hoteles 560.9 1,176.50  1,251.40  1,365.57 1,485.11  1,452.40  

Electricidad, gas de ciudad y agua 609.3 1,229.30  1,030.00  1,105.48 1,431.46  1,281.90  

Transporte, almacenamiento y 

comunicación 214.5 447.30  463.00  514.39 548.05  558.90  
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Servicios	de	reparación	de	automotores,	de	ar culos	

Productos	de	caucho	y	de	plás co	
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Servicios	sociales		y	de	salud	de	mercado	
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Servicios	de	reparación	de	automotores,	de	ar culos	
personales	y	domés cos	
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Productos	de	caucho	y	de	plás co	

Servicios	de	reparación	de	automotores,	de	

Minerales	metálicos	



 

 

2005* 2006 2007 2008 2009 2010 

Agropecuario, silvicultura, caza y 

pesca 209.2 422.60  420.50  419.28 478.00  448.00  

Establecimientos financieros, seguros, 

inmuebles y servicios conexos 167.6 346.70  346.90  345.33 386.39  391.50  

Construcción 7.5 19.80  34.70  59.82 59.82  46.50  

* La información para el año 2005 sólo contiene el segundo semestre de dicho año. 

Fuente: XM, 2013. 

Tabla a2. Productividad, PIB, consumo de energía en KWh y pago al sector de 

energía eléctrica ($US) en Alemania. 2005 

  

% 

GDP 

GDP 

$US KWh 

KWh cost 

$US 

Productivity 

$US/KWh 

GDP $US/KWh 

cost $US 

C15T16 Food products, beverages and 

tobacco 1.82 45950.85 16750.00 3674.27 2.74 12.51 

C17T19 Textiles, textile products, 

leather and footwear 0.41 10272.10 3190.00 860.36 3.22 11.94 

C20 Wood and products of wood and 

cork 0.34 8593.24 4220.00 574.95 2.04 14.95 

C21T22 Pulp, paper, paper products, 

printing and publishing 1.57 39670.70 21210.00 2825.92 1.87 14.04 

C23 Coke, refined petroleum products 

and nuclear fuel 0.23 5807.59 1950.00 560.05 2.98 10.37 

C24 Chemicals and chemical products 2.34 58958.86 50160.00 3508.36 1.18 16.81 

C25 Rubber and plastics products 1.07 27060.64 12521.07 1767.69 2.16 15.31 

C26 Other non-metallic mineral 

products 0.67 16788.54 12660.00 2002.97 1.33 8.38 

C27 Basic metals 1.01 25568.32 27280.00 4012.23 0.94 6.37 

C28 Fabricated metal products except 

machinery and equipment 2.02 50875.49 850.00 2522.45 59.85 20.17 

C29 Machinery and equipment n.e.c  3.41 86031.94 10020.00 2198.56 8.59 39.13 

C30 Office, accounting and computing 
0.19 4725.66 2186.58 95.97 2.16 49.24 



 

  

% 

GDP 

GDP 

$US KWh 

KWh cost 

$US 

Productivity 

$US/KWh 

GDP $US/KWh 

cost $US 

machinery 

C31 Electrical machinery and 

apparatus n.e.c 1.57 39683.13 18361.55 1386.88 2.16 28.61 

C32 Radio, television and 

communication equipment 0.57 14338.66 17840.00 389.65 0.80 36.80 

C33 Medical, precision and optical 

instruments 0.98 24809.73 11479.56 430.48 2.16 57.63 

C34 Motor vehicles, trailers and semi-

trailers 3.14 79179.72 19330.00 3075.06 4.10 25.75 

C35 Other transport equipment 0.52 13157.24 6087.91 354.53 2.16 37.11 

C36T37 Manufacturing n.e.c; recycling 0.57 14400.84 6663.33 572.84 2.16 25.14 

Fuente: OCDE, 2012a y 2012b. 

Tabla a3. Productividad, PIB, consumo de energía en KWh y pago al sector de 

energía eléctrica ($US) en Estados Unidos. 2005 

  

% 

GDP GDP $US KWh 

KWh cost 

$US 

Productivity 

$US/KWh 

GDP 

$US/KWh 

cost $US 

C15T16 Food products, beverages and 

tobacco 1.28 159206.10 85420.00 8756.89 1.86 18.18 

C17T19 Textiles, textile products, 

leather and footwear 0.32 40300.50 28960.00 1267.97 1.39 31.78 

C20 Wood and products of wood and 

cork 0.31 38436.60 29490.00 881.91 1.30 43.58 

C21T22 Pulp, paper, paper products, 

printing and publishing 1.95 242627.11 

123460.0

0 5135.29 1.97 47.25 

C23 Coke, refined petroleum products 

and nuclear fuel 0.57 70903.30 25960.00 6803.54 2.73 10.42 

C24 Chemicals and chemical products 1.62 201496.60 

255190.0

0 7873.29 0.79 25.59 

C25 Rubber and plastics products 0.54 67059.50 1940.63 2458.93 34.56 27.27 

C26 Other non-metallic mineral 
0.43 53017.60 42880.00 2991.27 1.24 17.72 



 

  

% 

GDP GDP $US KWh 

KWh cost 

$US 

Productivity 

$US/KWh 

GDP 

$US/KWh 

cost $US 

products 

C27 Basic metals 0.45 56350.60 81170.00 3844.18 0.69 14.66 

C28 Fabricated metal products except 

machinery and equipment 1.00 123732.10 0.00 3016.23 0.00 41.02 

C29 Machinery and equipment n.e.c  0.97 120383.33 

116500.0

0 1672.44 1.03 71.98 

C30 Office, accounting and computing 

machinery 0.16 20092.95 581.47 385.48 34.56 52.13 

C31 Electrical machinery and 

apparatus n.e.c 0.30 37527.97 1086.02 362.83 34.56 103.43 

C32 Radio, television and 

communication equipment 0.53 66061.74 82510.00 1025.80 0.80 64.40 

C33 Medical, precision and optical 

instruments 0.36 44826.50 1297.23 627.41 34.56 71.45 

C34 Motor vehicles, trailers and semi-

trailers 0.79 98225.30 47070.00 1741.45 2.09 56.40 

C35 Other transport equipment 0.65 80572.80 2331.69 796.88 34.56 101.11 

C36T37 Manufacturing n.e.c; recycling 0.83 103077.60 2982.96 1345.01 34.56 76.64 

Fuente: DANE, 2011, 2012. 

Tabla a4. Productividad, PIB, consumo de energía en KWh y pago al sector de 

energía eléctrica ($US) en Suecia. 2005 

  % GDP GDP $US KWh 

Electricity 

use $US Productivity 

GDP/Electr

icity use 

C15T16 Food products, beverages and 

tobacco 1.46 4654.03 2460.00 225.33 1.89 20.65 

C17T19 Textiles, textile products, leather 

and footwear 0.19 619.69 210.00 22.16 2.95 27.96 

C20 Wood and products of wood and cork 0.93 2961.02 2230.00 217.52 0.00 13.61 

C21T22 Pulp, paper, paper products, 

printing and publishing 2.33 7433.20 24770.00 938.45 0.30 7.92 

C23 Coke, refined petroleum products and 

nuclear fuel 0.17 535.66 2570.00 73.95 0.00 7.24 

C24 Chemicals and chemical products 2.49 7966.18 6140.00 355.20 1.30 22.43 

C25 Rubber and plastics products 0.53 1709.47 126.48 89.56 13.52 19.09 



 

C26 Other non-metallic mineral products 0.41 1305.35 1140.00 69.42 1.15 18.80 

C27 Basic metals 1.12 3577.77 5220.00 362.96 0.69 9.86 

C28 Fabricated metal products except 

machinery and equipment 1.78 5696.84 890.00 220.55 6.40 25.83 

C29 Machinery and equipment n.e.c  2.49 7950.26 1730.00 188.81 4.60 42.11 

C30 Office, accounting and computing 

machinery 0.09 298.14 106.98 4.16 2.79 71.73 

C31 Electrical machinery and apparatus 

n.e.c 1.77 5665.80 419.19 84.70 13.52 66.89 

C32 Radio, television and communication 

equipment 0.00 0.00 3280.00 0.00 0.00 0.00 

C33 Medical, precision and optical 

instruments 0.80 2543.12 912.55 29.39 2.79 86.52 

C34 Motor vehicles, trailers and semi-

trailers 2.09 6679.57 2520.00 218.50 2.65 30.57 

C35 Other transport equipment 0.53 1701.44 610.53 38.57 2.79 44.11 

C36T37 Manufacturing n.e.c; recycling 0.50 1598.13 118.24 69.96 13.52 22.84 

 

Tabla a5. Productividad, PIB, consumo de energía en KWh y pago al sector de 

energía eléctrica ($US) en Finlandia. 2005 

  % GDP GDP $US KWh 

Electricity 

use $US Productivity 

GDP/Electr

icity use 

C15T16 Food products, beverages and 

tobacco 1.72 2922.45 1470.00 131.80 1.99 22.17 

C17T19 Textiles, textile products, leather 

and footwear 0.39 657.86 180.00 18.81 3.65 34.97 

C20 Wood and products of wood and cork 1.00 1692.53 1840.00 169.13 0.00 10.01 

C21T22 Pulp, paper, paper products, 

printing and publishing 3.99 6772.62 26510.00 903.41 0.26 7.50 

C23 Coke, refined petroleum products and 

nuclear fuel 0.51 863.06 760.00 98.08 0.00 8.80 

C24 Chemicals and chemical products 1.45 2467.29 5060.00 199.87 0.49 12.34 

C25 Rubber and plastics products 0.77 1303.29 348.38 51.09 3.74 25.51 

C26 Other non-metallic mineral products 0.81 1371.69 1020.00 63.35 1.34 21.65 

C27 Basic metals 1.29 2194.95 3450.00 258.04 0.64 8.51 

C28 Fabricated metal products except 

machinery and equipment 1.72 2924.94 350.00 69.63 8.36 42.01 

C29 Machinery and equipment n.e.c  2.80 4761.73 2250.00 83.33 2.12 57.14 

C30 Office, accounting and computing 

machinery 0.01 24.87 6.65 0.00 3.74 0.00 

C31 Electrical machinery and apparatus 

n.e.c 0.81 1376.66 367.99 28.66 3.74 48.04 

C32 Radio, television and communication 

equipment 4.26 7232.75 2030.00 41.01 3.56 176.38 

C33 Medical, precision and optical 0.59 994.88 265.94 13.71 3.74 72.56 



 

instruments 

C34 Motor vehicles, trailers and semi-

trailers 0.26 450.18 400.00 11.16 1.13 40.35 

C35 Other transport equipment 0.51 864.30 231.03 19.85 3.74 43.54 

C36T37 Manufacturing n.e.c; recycling 0.53 897.88 240.01 23.71 3.74 37.87 

 

Tabla a6. Productividad, PIB, consumo de energía en KWh y pago al sector de 

energía eléctrica ($US) en Reino Unido. 2005 

  % GDP 

GDP 

$US KWh 

KWh 

cost $US 

Productivity 

$US/KWh 

GDP 

$US/KWh 

cost $US 

C15T16 Food products, beverages and 

tobacco 1.97 40032.87 12080.00 2376.34 3.31 16.85 

C17T19 Textiles, textile products, 

leather and footwear 0.38 7780.03 3350.00 344.87 2.32 22.56 

C20 Wood and products of wood and 

cork 0.25 5016.38 0.00 309.29 0.00 16.22 

C21T22 Pulp, paper, paper products, 

printing and publishing 1.74 35416.49 12740.00 1848.98 2.78 19.15 

C23 Coke, refined petroleum products 

and nuclear fuel 0.22 4530.93 0.00 574.94 0.00 7.88 

C24 Chemicals and chemical products 1.50 30492.84 20200.00 2897.04 1.51 10.53 

C25 Rubber and plastics products 0.66 13454.59 4717.21 1067.88 2.85 12.60 

C26 Other non-metallic mineral 

products 0.47 9632.76 7810.00 1234.79 1.23 7.80 

C27 Basic metals 0.29 5796.38 4940.00 2109.42 1.17 2.75 

C28 Fabricated metal products except 

machinery and equipment 1.16 23463.72 1800.00 1379.72 13.04 17.01 

C29 Machinery and equipment n.e.c  1.10 22263.72 15750.00 1276.86 1.41 17.44 

C30 Office, accounting and computing 

machinery 0.26 5370.93 1883.06 61.76 2.85 86.97 

C31 Electrical machinery and 

apparatus n.e.c 0.42 8625.49 3024.11 369.38 2.85 23.35 

C32 Radio, television and 

communication equipment 0.28 5716.38 7390.00 205.26 0.77 27.85 



 

  % GDP 

GDP 

$US KWh 

KWh 

cost $US 

Productivity 

$US/KWh 

GDP 

$US/KWh 

cost $US 

C33 Medical, precision and optical 

instruments 0.51 10272.76 3601.65 218.66 2.85 46.98 

C34 Motor vehicles, trailers and semi-

trailers 0.80 16316.42 5720.00 907.40 2.85 17.98 

C35 Other transport equipment 0.65 13167.32 4616.49 671.10 2.85 19.62 

C36T37 Manufacturing n.e.c; recycling 0.59 11943.68 4187.48 474.37 2.85 25.18 

Fuente: DANE, 2011, 2012. 

Tabla a7. Productividad, PIB, consumo de energía en KWh y pago al sector de 

energía eléctrica ($US) en Corea del Sur. 2005 

  % GDP 

GDP 

$US KWh 

KWh 

cost $US 

Productivity 

$US/KWh 

GDP 

$US/KWh 

cost $US 

C15T16 Food products, beverages and 

tobacco 2.43 20229.73 7900.00 500.06 2.56 40.45 

C17T19 Textiles, textile products, 

leather and footwear 1.48 12280.95 12930.00 1171.30 0.95 10.48 

C20 Wood and products of wood and 

cork 0.14 1197.04 1580.00 108.00 0.76 11.08 

C21T22 Pulp, paper, paper products, 

printing and publishing 1.54 12819.97 10230.00 877.65 1.25 14.61 

C23 Coke, refined petroleum products 

and nuclear fuel 2.72 22620.53 1480.00 682.49 15.28 33.14 

C24 Chemicals and chemical products 2.40 19937.81 40990.00 2282.21 0.49 8.74 

C25 Rubber and plastics products 1.37 11359.10 710.81 476.32 15.98 23.85 

C26 Other non-metallic mineral 

products 0.88 7359.56 11280.00 700.85 0.65 10.50 

C27 Basic metals 2.65 22041.62 48030.00 3203.60 0.46 6.88 

C28 Fabricated metal products except 

machinery and equipment 1.60 13335.09 0.00 648.29 0.00 20.57 

C29 Machinery and equipment n.e.c  2.51 20898.88 46280.00 535.86 0.45 39.00 



 

  % GDP 

GDP 

$US KWh 

KWh 

cost $US 

Productivity 

$US/KWh 

GDP 

$US/KWh 

cost $US 

C30 Office, accounting and computing 

machinery 0.25 2069.03 129.47 90.37 15.98 22.90 

C31 Electrical machinery and 

apparatus n.e.c 1.07 8878.58 555.59 269.35 15.98 32.96 

C32 Radio, television and 

communication equipment 3.99 33205.44 430.00 1339.16 77.22 24.80 

C33 Medical, precision and optical 

instruments 0.38 3182.07 199.12 76.36 15.98 41.67 

C34 Motor vehicles, trailers and semi-

trailers 2.49 20716.34 17110.00 687.22 1.21 30.15 

C35 Other transport equipment 0.86 7144.37 447.07 165.76 15.98 43.10 

C36T37 Manufacturing n.e.c; recycling 0.48 3962.00 247.93 94.10 15.98 42.10 

Fuente: OCDE, 2012a y 2012b. 

Tabla a8. Productividad, PIB, consumo de energía en KWh y pago al sector de 

energía eléctrica ($US) en México. 2005 

  % GDP 

GDP 

$US KWh 

KWh 

cost $US 

Productivity 

$US/KWh 

GDP 

$US/KWh 

cost $US 

C15T16 Food products, beverages and 

tobacco 5.17 34297.61 3020.00 1071.78 11.36 32.00 

C17T19 Textiles, textile products, 

leather and footwear 1.19 7903.03 20.00 303.40 395.15 26.05 

C20 Wood and products of wood and 

cork 0.24 1579.76 0.00 46.33 0.00 34.10 

C21T22 Pulp, paper, paper products, 

printing and publishing 0.56 3746.54 3570.00 243.91 1.05 15.36 

C23 Coke, refined petroleum products 

and nuclear fuel 0.57 3759.28 5870.00 28.97 0.64 129.78 

C24 Chemicals and chemical products 1.86 12326.74 8320.00 334.13 1.48 36.89 

C25 Rubber and plastics products 0.52 3431.98 13610.15 223.37 0.25 15.36 

C26 Other non-metallic mineral 
1.19 7898.17 5730.00 361.16 1.38 21.87 



 

  % GDP 

GDP 

$US KWh 

KWh 

cost $US 

Productivity 

$US/KWh 

GDP 

$US/KWh 

cost $US 

products 

C27 Basic metals 1.08 7163.84 7880.00 681.58 0.91 10.51 

C28 Fabricated metal products except 

machinery and equipment 0.56 3740.00 480.00 146.24 7.79 25.57 

C29 Machinery and equipment n.e.c  0.42 2805.27 0.00 64.02 0.00 43.82 

C30 Office, accounting and computing 

machinery 1.04 6914.64 27421.30 250.58 0.25 27.59 

C31 Electrical machinery and 

apparatus n.e.c 0.58 3836.69 15215.12 148.70 0.25 25.80 

C32 Radio, television and 

communication equipment 0.00 0.00 880.00 0.00 0.00 0.00 

C33 Medical, precision and optical 

instruments 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 

C34 Motor vehicles, trailers and semi-

trailers 2.83 18808.90 1880.00 364.47 10.00 51.61 

C35 Other transport equipment 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 

C36T37 Manufacturing n.e.c; recycling 0.66 4355.72 17273.44 131.16 0.25 33.21 

Fuente: DANE, 2011, 2012. 

Tabla a9. Productividad, PIB, consumo de energía en KWh y pago al sector de 

energía eléctrica ($US) en Chile. 2005 

  

% 

GDP 

GDP 

$US KWh 

KWh cost 

$US 

Productivity 

$US/KWh 

GDP $US/KWh 

cost $US 

C15T16 Food products, beverages and 

tobacco 4.58 3053.30 0.00 94.82 0.00 32.20 

C17T19 Textiles, textile products, 

leather and footwear 0.83 551.00 0.00 20.24 0.00 27.23 

C20 Wood and products of wood and 

cork 0.97 645.06 0.00 37.41 0.00 17.24 

C21T22 Pulp, paper, paper products, 

printing and publishing 1.84 1222.43 0.00 116.84 0.00 10.46 



 

  

% 

GDP 

GDP 

$US KWh 

KWh cost 

$US 

Productivity 

$US/KWh 

GDP $US/KWh 

cost $US 

C23 Coke, refined petroleum products 

and nuclear fuel 1.04 695.14 19560.00 61.32 0.04 11.34 

C24 Chemicals and chemical products 2.11 1402.57 600.00 44.73 2.34 31.35 

C25 Rubber and plastics products 0.71 473.54 6057.33 23.80 0.08 19.89 

C26 Other non-metallic mineral 

products 0.87 581.38 590.00 36.38 0.99 15.98 

C27 Basic metals 0.56 372.32 680.00 30.33 0.55 12.28 

C28 Fabricated metal products except 

machinery and equipment 0.94 627.62 0.00 19.57 0.00 32.07 

C29 Machinery and equipment n.e.c  0.65 432.22 0.00 10.13 0.00 42.67 

C30 Office, accounting and computing 

machinery 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 

C31 Electrical machinery and 

apparatus n.e.c 0.09 62.38 797.89 1.56 0.08 40.05 

C32 Radio, television and 

communication equipment 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 

C33 Medical, precision and optical 

instruments 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 

C34 Motor vehicles, trailers and semi-

trailers 0.35 230.91 0.00 2.92 0.00 79.12 

C35 Other transport equipment 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 

C36T37 Manufacturing n.e.c; recycling 0.26 172.36 2204.78 5.31 0.08 32.46 

Fuente: OCDE, 2012a y 2012b. 

Tabla a10. Productividad, PIB, consumo de energía en KWh y pago al sector de 

energía eléctrica ($US) en Colombia. 2005 

  % GDP 

GDP 

$US KWh 

KWh 

cost 

$US 

Productivity 

$US/KWh 

GDP 

$US/KWh 

cost $US 

C15T16 Food products, beverages and 

tobacco 0.084  21,384  2375.07 324 9.00 65.93 



 

  % GDP 

GDP 

$US KWh 

KWh 

cost 

$US 

Productivity 

$US/KWh 

GDP 

$US/KWh 

cost $US 

C17T19 Textiles, textile products, 

leather and footwear 0.029  7,483  1307.31 142 5.72 52.80 

C20 Wood and products of wood and 

cork 0.003  781  65.45 15 11.92 53.29 

C21T22 Pulp, paper, paper products, 

printing and publishing 0.018  4,624  1484.19 153 3.12 30.24 

C23 Coke, refined petroleum products 

and nuclear fuel 0.021  5,421  719.16 27 7.54 199.75 

C24 Chemicals and chemical products 0.033  8,471  1417.36 200 5.98 42.38 

C25 Rubber and plastics products 0.012  3,025  955.84 92 3.16 32.81 

C26 Other non-metallic mineral 

products 0.017  4,346  1747.03 230 2.49 18.86 

C27 Basic metals 0.006  1,415  2134.02 74 0.66 19.10 

C28 Fabricated metal products except 

machinery and equipment 0.019  4,865  214.78 113 22.65 42.94 

C29 Machinery and equipment n.e.c  0.011  2,695  122.25 31 22.05 85.71 

C30 Office, accounting and computing 

machinery 0.011  2,743  0 33 0.00 82.69 

C31 Electrical machinery and 

apparatus n.e.c 0.000  -  121.78 0 0.00 0.00 

C32 Radio, television and 

communication equipment 0.000  -  4.68 0 0.00 0.00 

C33 Medical, precision and optical 

instruments 0.011  2,671  22.06 14 121.03 193.78 

C34 Motor vehicles, trailers and semi-

trailers 0.000  -  113.13 0 0.00 0.00 

C35 Other transport equipment 0.000  -  17.51 0 0.00 0.00 

C36T37 Manufacturing n.e.c; recycling 0.000  -  302.78 0 0.00 0.00 

Fuente: DANE, 2011, 2012. 

 



 

Anexo 2 – Capítulo 5 
 

Aplicación de la estructura del clúster de energía de Medellín a la información 
agregada nacional 
El Comité Técnico del proyecto, aceptó la solicitud del PTP de realizar este ejercicio 

e incluirlo en el entregable 5. Atendiendo las observaciones sobre la integridad del 

documento se trajo los anexos. 

La ciudad de Medellín definió un conjunto de sectores claves que son capaces de 

jalonar la actividad económica de la región. Entre aquellas ramas de actividad 

definidas están todas aquellas que conforman el clúster de energía eléctrica, las 

cuales abarcan empresas que están en el campo de la generación hasta la 

comercialización, incluyendo aquellas entidades estatales que apoyan 

transversalmente el clúster. 

Teniendo en cuenta lo anterior, el ejercicio que se adopta en esta sección consiste 

en estructurar todo el consumo requerido por el sector de energía eléctrica, según 

la información que suministra la Encuesta Anual Manufacturera, y ubicarlo en el 

encadenamiento que presenta el clúster de Medellín. La Figura a7 muestra una 

asociación de sectores que finaliza en el ejercicio de generación, transmisión, 

distribución y comercialización de energía eléctrica, con las cifras de ventas para 

los códigos CIIU de los que se dispone de información. 



Figura a7. Aplicación de estructura clúster energía ciudad Medellín al caso Colombiano (millones de pesos constantes 

a 2010) 

 

Fuente: Estructura, Cámara de Comercio de Medellín para Antioquia, 2012. DANE, 2011. 



 

Anexo 3 – Capítulo 5 
 
Análisis de la rentabilidad y el ebitda de las  empresas generadoras y 
distribuidoras de energia colombianas 
ESTEBAN RESTREPO ROBLES 
Administrador de Empresas especialista en Finanzas 
 
Objetivo: 

En este trabajo se analizará la evolución de algunas de las empresas de energía. El 

objetivo es estudiar cual es la real situación financiera de estas compañías que existen en 

el país, específicamente de las compañías de generación y distribución de energía.  Nos 

vimos a la tarea de hacer un análisis de las principales cifras que componen sus estados 

financieros desde el año 2001 hasta el 2011 profundizando en los ingresos, el Ebitda y 

sus reales márgenes de rentabilidad.   Para ello, utilizamos como primera fuente de 

información, los informes anuales que pudimos conseguir de las empresas.  En los casos 

que no se pudo lograr, utilizamos la fuente de la Superintendencia de Servicios Públicos 

llamada SUI y de la Superintendencia de Sociedades llamada SIREM. Es importante 

destacar que no fue posible encontrar información discriminada por actividades para 

empresas integradas (generación, distribución, comercialización)  con excepción de 

EPM. Como sabemos, el SUI no presenta información de este tipo.   Se consideró que 

para una mejor comprensión se determinó que todas las cifras estén a precios constantes 

del 2011. Para un mayor claridad, el indicador financiero Ebitda (Earnings Before 

Interest, Taxes, Depreciation, and Amortization) aplicado es el de utilidad antes de 

intereses, impuestos, depreciaciones y amortizaciones. 

Información General: 

La Tabla a9 muestra las empresas Generadoras y la Tabla a10 las empresas 

distribuidoras que se examinaron en este estudio:  

 

 

 

 

 

 

 



 

Tabla a9. Empresas Generadoras examinadas en el estudio 

 

Fuente: Elaboración de los autores. 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

EMPRESA RAZON SOCIAL

AES CHIVOR AES Chivor & Cia SCA  ESP

CELSIA Celsia S. A. ESP

CHEC Central Hidroeléctrica de Caldas S. A. ESP.

ELECTRICA SOCHAGOTA Compañia Electrica de Sochagota S. A. ESP

EMGESA Emgesa S. A. ESP

EPM Empresas Publicas de Medellin S. A. ESP

EPSA Empresa de Energía del Pacifico S. A. ESP

ISAGEN Isagen S. A. ESP

TERMOVALLE Termovalle S.C.A. ESP

URRA Empresa Urra S. A. ESP

EMPRESAS DE GENERACION ANALIZADAS



 

Tabla a10. Empresas distribuidoras examinadas en el estudio 

 

Fuente: Elaboración de los autores. 

Ingresos: 

1. Empresas Generadoras: En relación a los ingresos su comportamiento depende 

prioritariamente tanto de la cantidad de energía vendida por la empresa como a qué 

precio lo hizo pues puede haber vendido por el mecanismo de contratos o por la Bolsa 

de Energía. 

En la Figura a8 se muestran tanto los Ingresos totales como su crecimiento anual del 

consolidado de las empresas generadoras analizadas para el periodo 2001 -2011.  

 

 

 

 

EMPRESA RAZON SOCIAL

CEDELCA Centrales Electricas del Cauca S. A. ESP

CEDENAR Centrales Electricas de Nariño S. A. ESP 

CENS Centrales Electricas del Norte de Santander S. A. ESP 

CETSA Compañia de Electricidad de Tulua S. A. ESP

CODENSA Codensa S. A. ESP

DISPAC Empresa Distribuidora del Pacífico S. A. ESP

EBSA Empresa de Energía de Boyaca S. A. ESP

EDEQ Empresa de Energía del Quindio S. A. ESP

EEC Empresa de Energía de Cundinamarca S. A. ESP

EEP Empresa de Energía de Pereira S. A. ESP

ELECTRICARIBE Electrificadora del Caribe S. A. ESP

ELECTROCAQUETA Electrificadora del Caquetá S. A. ESP

ELECTROHUILA Electrificadora del Huila S. A. ESP

EMCALI Empresas Municipales de Cali S. A. ESP

EMSA Electrificadora del Meta S. A. ESP

ENELAR Empresa de Energía de Arauca S. A. ESP

ENERCA Empresa de Energía de Casanare S. A. ESP

ENERTOLIMA Compañia Energética del Tolima S. A. ESP

EPM Empresas Publicas de Medellin S. A. ESP

ESSA Electrificadora de Santander S. A. ESP

EMPRESAS DE DISTRIBUCION ANALIZADAS



 

Figura a8. Ingresos totales como su crecimiento anual del consolidado de las empresas 

generadoras 

 

            

Como se puede observar, los ingresos de las empresas generadoras han tenido un 

crecimiento continuo. Se destacan algunos años como el 2003, el 2005 y el 2009. Estos 

ingresos arrancaron en el 2001 en 3,5 billones para llegar a $10.6 billones en el 2011. Si lo 

evaluamos bajo la tasa de crecimiento promedio anual encontramos que esta se 

encuentra en el 12.25%, la cual está muy por encima del crecimiento anual del PIB en 

Colombia.   

2. Empresas Distribuidoras: En relación a los ingresos de estas empresas, su 

comportamiento depende prioritariamente de la cantidad de energía o consumo 

facturado a los usuarios y de las tarifas cobradas y fijadas por el gobierno.  

En la Figura a9 se muestran también tanto los Ingresos totales como su crecimiento 

anual del consolidado de las empresas distribuidoras analizadas para el periodo 2001 -

2011. 
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Figura a9. Ingresos totales y su crecimiento anual del consolidado de las empresas 

distribuidoras 

 

Con relación a las empresas distribuidoras podemos decir que para el periodo analizado 

se duplica el valor de los ingresos pues paso de $6.8 billones en el 2001 a $12,5 billones 

en el 2011. Con respecto al crecimiento, aunque es algo continuo tiene momentos en los 

cuales se destaca como en los años 2003 y 2007donde llego a niveles del 16% y 17% 

respectivamente aunque hay también un decrecimiento como sucedió en el 2006 que 

llego a un -10%.  En todo caso, la tasa de crecimiento promedio anual se encuentra en el 

7% que también está por encima del PIB de Colombia.   

Ebitda y Margen Ebitda  

1. Empresas Generadoras: En la Figura a10, Figura a11 y Figura a12 se muestra la 

evolución del EBITDA y el margen EBITDA para estas empresas, desde 2001 hasta el 

año 2011.  
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Figura a10. Evolución del EBITDA para las generadoras 

 

En la Figura a10, se observa que el Ebitda de estas compañías de generación ha venido 

en un proceso de crecimiento continuo año tras año destacándose el 2005 (incremento 

del 46%).  Es de anotar también que el Ebitda arranco en el 2001 en 1 billón para 

terminar en el 2011 en $5,2 billones.  Es decir, se multiplico por 5 veces en 10 años.  

Además, si analizamos la tasa de crecimiento promedio anual encontramos que esta se 

encuentra en niveles cercanos al 19% muy por encima de cualquier crecimiento de 

economías (PIB) en el mundo. 

Figura a11. Margen EBITDA para las generadoras 

 

Con relación al Margen Ebitda, la gráfica nos muestra lo que se ha venido convirtiendo 

el Ebitda como proporción de los ingresos en las compañías Generadoras.  En realidad, 

hay un alta generación de riqueza que comenzó en el 2004 cuando ya representaba un 

45% de los ingresos y siguió creciendo hasta llegar a los niveles en que está en el 2011 

(49%).  Sin lugar a dudas, las compañías generadoras han sabido aprovechar las 

circunstancias que les ha ofrecido el mercado para mejorar sus ganancias.  
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Figura a12. Mayor y menor margen EBITDA por año para las generadoras 

 

Con la Figura a12 se pretende entender cuál es la verdadera dispersión de este Margen 

Ebitda en las compañías generadoras buscando evaluar en cada año de la muestra cual 

es el mayor, cual es el menor y cuál es el promedio de ese Margen Ebitda.  Como 

conclusión podemos decir que el promedio del margen Ebitda en todas estas empresas 

ha estado entre el 23% y el 39% en todos estos años evaluados.  

2. Empresas Distribuidoras: En Figura a13, Figura a14 y Figura a15 se muestra la 

evolución del margen EBITDA para estas empresas, desde 2001 hasta el año 2011.  

Figura a13. Evolución del EBITDA para empresas distribuidoras 

 

En Figura a13 se observa que el Ebitda de las empresas Distribuidoras también ha tenido 

un proceso continuo de crecimiento sobre todo en los primeros años del análisis aunque 
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no se puede desconocer los cambios de tendencia del 2002, 2003 y del 2006.  En todo 

caso, el Ebitda ha venido creciendo fuertemente año a año en donde ya en el 2011 el 

valor del Ebitda de estas compañías sobrepasa los $2 billones ($ 2.26).  Esto se demuestra 

por la alta tasa de crecimiento promedio anual, la cual se encuentra en un 26% también 

muy por encima de cualquier crecimiento de economías (PIB) en el mundo. 

Figura a14. Margen EBITDA para las distribuidoras 

 

Con relación al Margen Ebitda, las compañías Distribuidoras muestran en la gráfica lo 

que se ha venido convirtiendo el Ebitda como proporción de los ingresos. Se puede decir 

que el año 2004 este margen supero el 11% para de ahí mantenerse y crecer llegando a 

niveles cercanos al 18% en los últimos años.  Al igual que con las empresas Generadoras, 

las Distribuidoras también han generado una mayor riqueza 
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Figura a15. Mayor y menor margen EBITDA por año para las distribuidoras 

 

 

Para el caso de las distribuidoras, la Figura a15 muestra también la verdadera dispersión 

de este Margen Ebitda buscando evaluar en cada año de la muestra cual es el mayor, 

cual es el menor y cuál es el promedio de ese Margen Ebitda. Como conclusión podemos 

decir que el promedio del margen Ebitda en todas estas empresas ha estado entre el -9% 

y el 12% en todos estos años evaluados 

3. Análisis sectorial de empresas:  

Con el ánimo de poder hacer una comparación del Ebitda de estas empresas con los que 

poseen otros sectores de la economía, se utiliza la fuente de la Superintendencia de 

Sociedades (SIREM), lo cual se les presenta en la Figura a16. 
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Figura a16. Margen EBITDA por sectores 

 

Como se puede apreciar en la Figura a16, es destacable el margen Ebitda que manejan 

los sectores Transporte, Minero y Servicios, ya que están en niveles por encima del 20%. 

El resto no pasa del 10%.  

Márgenes de utilidad  

1. Empresas Generadoras: En relación a los márgenes de utilidad de las empresas, se 

analizaron tanto la utilidad operativa como la neta. Ver Figura a17. 

Figura a17. Márgenes de utilidad para empresas generadoras 
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En la Figura a17 se evidencia que el margen operativo ha venido en un proceso de 

crecimiento constante para llegar a niveles del 42% en el 2011, teniendo presente que en 

el 2001 estaba en el 22%. Con relación al margen neto, en el 2001 y 2002 los márgenes 

han estado bajos y en especial en el 2002 que ha sido negativo. Ya en los siguientes años 

ha venido en proceso de crecimiento hasta llegar a niveles del 40% en el 2009 que está 

por encima del margen operativo de ese año. Ya en los siguientes años se estabilizo en 

niveles del 25%.   

2. Empresas Distribuidoras: Para el caso de estas empresas, la Figura a18 muestra lo 

siguiente: 

Figura a18. Márgenes de utilidad para empresas distribuidoras 

 

En la Figura a18 se evidencia que los márgenes, tanto el operativo como el neto han 

tenido un proceso de crecimiento continuo que arranco en niveles negativos en los 

primeros años para estabilizarse en niveles por encima del 10% desde al año 2007.  

3. Análisis sectorial de empresas: Utilizando la fuente de la Superintendencia de 

Sociedades, se revisó cuál es el margen de diferentes sectores. Los resultados son 

presentados en la Figura a19 y Figura a20. 

 

 

 

Figura a19. Margen operacional para los sectores 
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Figura a20. Margen neto para los sectores 

 

En el Margen Operacional, solo hay dos sectores que tienen un margen por encima del 

10% durante los años que se presentan y son Minero y Servicios. En el Margen Neto, se 

resalta también el comportamiento de estos dos sectores pues ambos están por encima 

del 9%, en cambio, los otros llegan máximo al 5%.   

Rentabilidad sobre los Activos ROA 

1. Empresas Generadoras: Para este análisis, se presentará la Figura a21 para las 

empresas generadoras desde 2001 hasta el año 2011, así: 
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Figura a21. Rentabilidad para las empresas generadoras 

 

 Se evidencia que el rendimiento económico (ROA) sobre la inversión total (activos) ha 

venido aumentando gradualmente para llegar a niveles en el 2011 donde la rentabilidad 

operativa ya está a niveles del 10% y la neta en 6%.  

2. Empresas Distribuidoras: la Figura a22 presenta la Rentabilidad para las empresas 

distribuidoras. 

Figura a22. Rentabilidad para las empresas distribuidoras 

 

Para el caso de las Distribuidoras, el 2004 fue el año de cambio de tendencia pues el 

rendimiento (ROA) sobre la inversión total (activos) pasó de ser negativo en los años 

anteriores a crecer positivamente hasta llegar a que sus Activos Totales rentan 

operativamente a niveles del 6%. Ya a nivel neto, están en niveles cercanos al 5%.  

1. Análisis sectorial de empresas: Utilizando la fuente de la Superintendencia de 

Sociedades, se revisaron los sectores  para saber cuál es el ROA. Estos son los 

resultados: Figura a23 y Figura a24. 
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Figura a23. Rentabilidad operativa del activo por sector 

 

Figura a24. Rentabilidad neta del activo por sector 

 

En la Figura a23 y Figura a24, sobresale el rendimiento del sector minero sobre los otros 

sectores.  Solo en el rendimiento neto el sector transporte se le acerca al minero. De resto, 

todos los otros están por debajo.  
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Rentabilidad sobre el Patrimonio ROE 

1. Empresas Generadoras: La Figura a25 muestra los resultados. 

Figura a25. ROE para las generadoras 

 

En este caso, el rendimiento económico (ROE) sobre el Patrimonio de las empresas ha 

venido aumentando gradualmente también para llegar a niveles en el 2011 donde la 

rentabilidad operativa ya está a niveles del 16% y la neta en el 9%.   

2. Empresas Distribuidoras: La Figura a26 muestra los resultados. 

Figura a26. ROE para las distribuidoras 

 

Para el caso de las Distribuidoras, el 2004 sigue siendo el año de cambio de tendencia 

pues el rendimiento (ROE) sobre el Patrimonio pasó de ser negativo en los años 

anteriores a crecer positivamente hasta llegar a que el Patrimonio rente operativamente 

a niveles del 10%.  Ya a nivel neto, están en niveles del 8%. 
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3. Análisis sectorial de empresas: Utilizando la fuente de la Superintendencia de 

Sociedades, se revisaron los sectores  para saber cuál es el ROE. Los resultados se 

presentan en la Figura a27 y Figura a28. 

Figura a27. Rentabilidad operativa del patrimonio 

 

Figura a28. Rentabilidad neta del patrimonio 

 

  

En la Figura a27 y Figura a28 también sobresale el rendimiento del sector minero sobre 

los otros sectores. Solo en el rendimiento neto el sector transporte se le acerca al minero. 

De resto, todos los otros están por debajo. 

Finalmente,  con el propósito de dar una información comparativa, en la Figura a29 se 

muestran los EBITDA de un grupo de empresas internacionales. 
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Figura a29. EBITDAS de Empresas Internacionales 

 

  

Marketcap Revenues (TTM)Net Income (TTM)Employees

Company (Millions) (Millions) (Millions) Number March 31, 2013 Dec. 31, 2012 

AMERICAN ELECTRIC POWER CO., INC. $ 22,13 $ 15,15 $ 1,23 18,513 31,29% 19,76%

Aes Corp. $ 9,26 $ 17,67 ($ 675) 25 13,65% 14,42%

CMS ENERGY CORPORATION. $ 7,22 $ 6,49 $ 461 7,514 26,23% 21,92%

DTE Energy Company $ 11,57 $ 9,10 $ 695 9,9 28,06% 23,50%

DUKE ENERGY CORPORATION $ 47,69 $ 21,89 $ 2,11 27,885 35,49% 30,17%

CONSOLIDATED EDISON, INC. $ 17,01 $ 12,29 $ 1,05 14,529 24,47% 24,16%

EDISON INTERNATIONAL $ 15,51 $ 12,82 $ 96 16,593 35,30% 31,31%

ENTERGY CORPORATION $ 12,22 $ 10,53 $ 934 14,682 34,87% 35,09%

EXELON CORPORATION $ 26,19 $ 24,89 $ 971 26,057 11,18% 31,21%

FIRSTENERGY CORP. $ 16,06 $ 15,41 $ 779 16,495 25,91% 7%

NextEra Energy, Inc. $ 33,78 $ 14,16 $ 1,72 14,4 28,18% 35,05%

NRG Energy, Inc. $ 8,72 $ 8,64 $ 438 8,792 0,86% 41,20%

NORTHEAST UTILITIES $ 13,31 $ 7,17 $ 653 8,842 29,16% 28,83%

PG&E Corporation $ 19,65 $ 15,07 $ 836 20,593 28,13% 15,04%

PUBLIC SERVICE ENTERPRISE GROUP $ 16,55 $ 9,69 $ 1,10 9,784 33,45% 30,38%

PINNACLE WEST CAPITAL CORPORATION $ 6,38 $ 3,37 $ 418 6,613 31,91% 32,63%

PPL Corporation $ 19,14 $ 10,63 $ 1,39 18 44,73% 33,36%

SCANA Corporation $ 6,73 $ 4,38 $ 475 5,842 31,05% 29,47%

Southern Company $ 38,93 $ 16,83 $ 2,13 26,439 37,41% 40,59%

TECO ENERGY, Inc. $ 3,74 $ 3,00 $ 204 3,9 28,56% 28,68%

Integrys Energy Group $ 4,56 $ 4,15 $ 255 4,619 21,05% 20,33%

WISCONSIN ENERGY CORP. $ 9,55 $ 4,25 $ 546 4,504 29,21% 38,59%

Xcel Energy Inc. $ 14,43 $ 10,33 $ 958 11,028 26,55% 22,73%

Electric Utilities Industry $ 428,02 $ 283,47 $ 17,00 351,238

Fuente: http://csimarket.com/Industry/Industry_Data.php?ind=1201

Electric Industry
MARGIN EBITDA
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Este anexo presenta un ejercicio econométrico que intenta abordar los 

determinantes de mayor incidencia en el precio de la electricidad para la 

industria de distintos países. Con datos de panel, se regresa el precio de la 

electricidad que la Agencia Internacional de Energía reporta para la industria en 

países de la OCDE y el CIER en países de centro y sur América, contra variables 

que hacen referencia a la composición de la matriz energética del país, la oferta y 

demanda de electricidad y otras variables de control. 

 

Entre otras ventajas, los datos de panel permiten eliminar los sesgos de variable 

omitida200, contar con un tamaño muestral superior y capturar heterogeneidades 

no observables, entre individuos –países en nuestro caso– o en el tiempo, por 

medio de efectos fijos o aleatorios en el término de perturbación de la regresión.  

 

El panel construido para la estimación está compuesto por 34 países con 

información completa en 8 años (2004 a 2011). La principal fuente de información 

fue el Banco Mundial que recopila estadísticas de la OCDE, la IEA y otros 

organismos multilaterales.  

 

De acuerdo a los resultados del test propuesto por Hausman (1978), la 

especificación apropiada para los datos es la de efectos fijos, en la que se 

introducen términos constantes en el tiempo, pero variables por individuo, que 

capturan las diferencias no observables entre países. 

 

Teniendo en cuenta las restricciones de información, y que se buscó tener una 

fuente de datos comparable y consistente metodológicamente, las variables 

explicativas del precio de la electricidad para la industria, en US/MWh, fueron: 

 

 PIB per cápita, en dólares constates de 2005 con paridad de poder 

adquisitivo.  

                                                           
200 Cuando la variable omitida es constante en el tiempo, y sólo varía entre individuos. 



 

 Porcentaje de la electricidad que se produce con fuentes hidroeléctricas 

(fuente Banco Mundial). 

 Porcentaje de la electricidad que se produce con fuentes térmicas a gas 

(fuente Banco Mundial). 

 Producción total de electricidad en KWh (fuente Banco Mundial). 

 Consumo de electricidad, KWh/per cápita (fuente Banco Mundial). 

 Importaciones de energía (fuente Banco Mundial). El BM estima esta 

variable como la diferencia entre la energía usada en el país menos la 

producción, medidos ambos en equivalentes de petróleo. Un valor 

negativo indica que el país es un exportador neto. 

 Tasa de los bonos a 10 años, como aproximación al costo del capital 

(fuente Bloomberg y Yahoo Finance). 

 Pérdidas eléctricas de la red de distribución y transmisión como 

porcentaje de la producción nacional (fuente Banco Mundial).  

 

Se trató, igualmente, de incluir regresoras que capturaran el precio de los 

combustibles, pero no fue posible encontrar una variable armonizada para todos 

los países de la muestra en el período analizado. Del mismo modo, en distintas 

especificaciones se trató de incluir variables dummy para los países en los que 

había competencia o para los que había monopolio en el sector electricidad, de 

manera que se tuviera una variable explicativa que se aproximara, a grandes 

rasgos, al esquema regulatorio de una nación. No se obtuvieron resultados 

estadísticamente significativos, por lo que no se incluyen en la tabla de 

resultados. 

 

Los coeficientes obtenidos en las estimaciones finales se presentan en la siguiente 

tabla: 

Tabla 0-35. Estimación por panel del precio de la electricidad industrial, 2004-

2011 

  (1) (2) 

Precio de la electricidad -industria Coef.   Coef.   

Participación term-gas matriz 

energética 0.0172 *** 0.0141 *** 

Participación hidro matriz energética 0.0054   0.0063 

 Log. Producción de electricidad -0.1511   -0.0955 

 Log. Consumo per capita de 

electricidad -0.9397 * -1.4684 *** 



 

Log. PIB per capita PPP 2.2038 *** 2.3110 *** 

Tasa bonos 10 años 0.0252 ** 0.0136 

 Importaciones de energía 0.0020 ** 0.0019 ** 

Perdidas en T y D (% de Prod. 

Energía) ---   -0.0716 *** 

Constante -6.3725   -3.6027   

Fuente: Cálculos de los autores con base a datos del BM. Nota: *** significativo al 99%, ** 

significativo al 95%, *significativo al 90% 

El signo y la significancia de las pérdidas en Transmisión y Distribución llaman 

la atención en el modelo (2), pues es negativo, lo que es contrario a la intuición, y 

estadísticamente significativo. Debido a esta situación se estimó otra 

especificación, sin esta variable, correspondiente al modelo (1) y sobre el que se 

basa la interpretación de los siguientes párrafos. 

 

Las estimaciones sugieren que la participación de las fuentes hidroeléctricas en el 

total de energía producida no parece tener un efecto estadísticamente 

significativo sobre el precio de la electricidad para los industriales de la muestra 

analizada. La participación de fuentes térmicas a gas, por su parte, tiene un 

efecto positivo y significativo sobre el precio: países con mayor porcentaje de 

energía eléctrica producida con fuentes térmicas a gas tienen precios mayores 

para los usuarios finales de la industria. Otra variable que incide de manera 

importante en el precio a los industriales es el logaritmo PIB per cápita, que es 

una variable de demanda y captura el efecto del ingreso del país (países de 

mayor ingreso per cápita tienen asociados precios más altos en la industria, 

teniendo en cuenta que la electricidad es una demanda derivada y de altos 

encadenamientos entre sectores).   

 

El consumo per cápita de electricidad, por otro lado, tiene un efecto negativo, 

alto y estadísticamente significativo, en el precio al industrial medio de un país. 

Lo anterior, debido a que a medida que aumenta el consumo per cápita, el costo 

unitario de las redes disminuye, asociado a un efecto de economía de escala.  

 

La tasa de los bonos a 10 años, como proxy del costo de capital en el país, tiene el 

signo esperado y es estadísticamente significativa: mayor costo del capital se 

asocia a precios mayores al industrial. Finalmente, los países que son 

importadores netos de energía tienen, en promedio, precios de la electricidad 

mayores para la industria. 



 

 

El logaritmo de la producción de electricidad no tuvo un efecto estadísticamente 

significativo en el precio de la electricidad para el industrial medio de los países 

estudiados. 
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I. Contratos, bolsa y cargo por confiabilidad.  

El mercado eléctrico en Colombia tiene tres características que condicionan 

profundamente su funcionamiento: la alta dependencia del recurso hídrico, la 

alta concentración de los segmentos teóricamente competitivos (generación y 

comercialización) y la integración vertical entre generadores y comercializadores.  

 

La alta dependencia del recursos hídrico (que, en principio, ofrece la posibilidad 

de operar el sistema a partir de un recurso de costo variable reducido) entraña 

complejos riesgos desde el punto de vista de la confiabilidad: las condiciones 

climáticas pueden restringir la capacidad de generación hidráulica, obligando a 

recurrir a formas alternas de generación térmica, basadas en otro tipo de 

combustibles, como el gas, el carbón o los derivados del petróleo. Pero la 

incertidumbre de las condiciones climáticas hace que esa generación térmica sólo 

sea requerida ocasionalmente y que, por tanto, la inversión en plantas 

generadoras y el abastecimiento seguro y confiable del combustible, sean en sí 

mismos problemas de difícil solución. En efecto, no es evidente que sea atractivo 

para un inversionista destinar sus recursos a una planta de generación cuyo uso 

será, a lo sumo, ocasional, y que, además, tendrá que garantizar su insumo 

primario mediante esquemas contingentes de abastecimiento, que garanticen su 

disponibilidad cuando se den las condiciones, pero no impliquen compras en 

firme, cuando ello no sea necesario. Es además un problema de suyo complejo, el 

relativo a la asignación de un recurso escaso (como el gas) a usos contingentes, 

como la generación térmica, en condiciones hidrológicas críticas. 

 

En cuanto a la alta concentración de los segmentos teóricamente competitivos, 

los problemas que genera están asociados al ejercicio del poder de mercado. Los 



 

esquemas de subasta de precio único que se acostumbran en los mercados 

eléctricos del mundo, suponen, para su correcto funcionamiento, que ningún 

participante pueda operar como monopolista en la demanda residual. En efecto, 

un mecanismo de subasta de precio fijo, en el que el oferente declara su precio y 

pone a disposición del sistema su capacidad efectiva, es, en principio, un 

mecanismo de revelación directa, en el que declarar el costo marginal es la 

estrategia óptima201. Ello, siempre y cuando ningún generador sea tan grande, 

que el mercado requiera de su participación. Porque en ese caso, el generador 

tendrá una alternativa a considerar: operar como monopolista sobre la demanda 

residual, y elevar su precio declarado hasta el punto en el cual su beneficio 

marginal se iguale a cero, elevando de esta forma el precio de cierre del sistema, 

y eliminando la eficiencia del mecanismo de revelación directa. 

 

El problema es más complejo, cuando existen restricciones de transmisión, que 

impiden operar eficientemente el sistema. En ese caso, será necesario 

implementar esquemas de ―reconciliación‖, que determinen cómo se reemplazan 

las plantas eficientes que, por efecto de las restricciones, no pueden operar 

efectivamente, por plantas menos eficientes, que tengan acceso al sistema. Ello 

abre un nuevo juego para los generadores: dado que su participación no 

dependerá de la declaración correcta de su costo, buscará declarar un valor que, 

dado el sistema de reconciliaciones existente, haga óptima su ganancia. Y ello 

alterará, seguramente de manera importante, el precio de cierre del sistema. 

 

A lo anterior se suma un problema adicional, que no está contemplado en los 

supuestos básicos de la subasta de precio único, como mecanismo de revelación 

directa: la existencia de generadores con múltiples plantas de diversa tecnología. 

Esos generadores no maximizarán las ganancias individuales de cada planta, 

sino que buscarán maximizar su ganancia agregada, declarando precios distintos 

a su costo en sus plantas marginales, para asegurar ganancias adicionales en las 

plantas infra-marginales. El incentivo de declarar el verdadero costo en una 

                                                           
201 La idea es que, cuando hay múltiples oferentes, la declaración del costo marginal asegura la 
asignación de la planta, sin que ello afecte negativamente la ganancia esperada, que dependerá 
del precio de cierre del sistema (y del costo marginal del mismo). Ello permite alcanzar un 
resultado eficiente, en que se despachan las plantas de menor costo, al precio definido por el 
costo marginal del sistema. Mucha de la discusión acerca de los sistemas alternativos de oferta de 
precios o declaración de costos, se obviaría si se recordara que la justificación de los sistemas de 
oferta de precio es ante todo la de un ―mecanismo de revelación directa‖, que preservando la 
autonomía del agente, busca sin embargo una asignación eficiente desde el punto de vista de los 
costos del sistema. 



 

planta marginal, desaparecerá, porque los riesgos de no ser despachados en ellas, 

será más que compensado por las ganancias adicionales que se obtengan en las 

plantas infra-marginales. 

Por último, la integración vertical entre generadores y distribuidores-

comercializadores, impone un formidable reto al funcionamiento del sistema: la 

demanda está representada por comercializadores, que negocian consigo mismos 

su abastecimiento. Si a ello se agrega una alta participación de mercado, tanto de 

unos como de los otros, son muy probables resultados anti-competitivos en los 

que el oferente representa también a los demandantes, y ejerce mecanismos de 

fijación monopólica de precios o de discriminación de los mismos, según las 

características de la demanda. 

 

Son muchos los estudios que abordan algunos de esos problemas, entendiendo 

sus consecuencias, y proponiendo fórmulas que permitan enfrentarlos. Así 

mismo, buena parte del esfuerzo regulatorio en el País se ha dirigido a abordar 

esas características, buscando mitigar sus efectos negativos, de forma tal que el 

mercado opere de manera eficiente, manteniendo un alto grado de confiabilidad.  

En cuanto al tema de la confiabilidad del abastecimiento en sistemas 

predominantemente hidráulicos, parece clara la necesidad de mercados de 

potencia o de compromisos futuros de energía (energía en firme), que garanticen 

la remuneración indispensable para disponer de abastecimiento energético 

suficiente en condiciones hidrológicas críticas. Colombia ha ensayado dos 

mecanismos: el cargo por capacidad, y el cargo por confiabilidad. En la 

implementación de este último se ha abordado, de paso, el problema de la 

concentración, buscando promover nuevas inversiones que brinden la 

confiabilidad adecuada, eliminando barreras de entrada para incentivar la des-

concentración del sector. El problema de estos esquemas está en los detalles de 

su implementación, que pueden, de una parte, hacerlos poco efectivos, o generar 

efectos colaterales sobre el funcionamiento del sistema, alejándolo de su 

funcionamiento eficiente. 

 

En cuanto a la regulación del poder de mercado, existe abundante literatura al 

respecto, que discute en detalle la correcta configuración de las subastas. 

Algunos temas son: precios horarios, o precio diario; información completa a los 

oferentes, o restricciones a la información; grado de flexibilidad en las subastas; 

mercado del día siguiente, con ajuste en tiempo real; ofertas por planta u ofertas 

de portafolio global, etc. En cuanto a los temas relacionados de restricciones en la 



 

transmisión, se discute ante todo el tema de precios nodales, y el tema del pago 

de reconciliaciones positivas y negativas. Existe ya en Colombia una abundante 

experiencia regulatoria sobre esos temas, lo mismo que sobre temas propios de 

sistemas dependientes primordialmente del recurso hídrico, como la 

remuneración de costos de arranque y parada, cuando hay necesidad de recurrir 

ocasionalmente a recursos térmicos, bien sea por temas de hidrología, o por 

temas de restricciones. Pero la complejidad de los problemas enfrentados parece 

indicar que los mecanismos de diseño disponibles no garantizan su correcta 

administración, lo que ha obligado a implementar sistemas de supervisión, en los 

que se discute, ante todo, la forma de detección de conductas anti-competitivas, y 

el tipo de acciones que deben emprenderse, cuando hay indicios de tales 

comportamiento. 

 

En lo que hace a la integración vertical, sus afectos no son visibles en el mercado 

de Bolsa, pero tiene, sin duda, profundas consecuencia sobre el mercado de 

contratos. En Colombia se ha desarrollado un complejo mercado de contratos, 

que ha ido ganando importancia, tanto en la atención del mercado no regulado, 

como del mercado regulado mismo. Es un sistema de contratos bilaterales, de 

variada naturaleza y duración, y profundamente afectado por la integración 

vertical de las partes que en él participan. Las limitaciones en el manejo de las 

garantías necesarias para participar en él (y el carácter discrecional que dicho 

mercado tiene) ha dificultado quizás la participación de nuevos agentes, 

reforzando la concentración del mercado, y propiciando probablemente que se 

ejerza el poder de mercado en su funcionamiento. 

 

Ello ha sido, por supuesto, objeto de atención por parte del regulador, que ha 

impuesto límites a las compras que hace un comercializador de su generador 

integrado, y ha implementado mecanismos de subasta para fomentar la 

competencia entre generadores, con resultados que distan de ser perfectos, como 

se analizará  más adelante. 

 

Existe pues una abundante experiencia regulatoria, y considerable literatura 

sobre cada uno de los temas, pero quizás es menos abundante la literatura y la 

experiencia relativa a los efectos colaterales que cada tipo de medida entraña, y 

las complejidades que resultan en la interacción de los mecanismos que se 

implementan. En realidad, en Colombia no disponemos de un esquema simple 

de mercado, en el que una Bolsa de energía eficiente determine un precio de 



 

mercado, en función del cual se estructure un mercado de coberturas a través de 

contratos. Tenemos más bien un sistema complejo que articula tres mercados: el 

mercado de bolsa, el mercado de contratos y el mercado de confiabilidad. Es un 

sistema de mercados complejo, especialmente afectado por el carácter hídrico del 

sistema, por la concentración en los segmentos teóricamente competitivos, y por 

la integración vertical de sus agentes. No es claro que tal sistema de mercados, en 

las condiciones descritas, produzca resultados eficientes, y es así mismo dudoso 

que hayamos entendido a cabalidad los efectos colaterales que cada mercado 

tiene sobre los demás, y las consecuencia que ello produce sobre los precios. 

 

II. El Cargo por Confiabilidad y la Resolución 119. Un ejercicio econométrico.  

Las consecuencias colaterales que el diseño de un mercado tiene sobre el 

funcionamiento del sistema, quedan ilustrados en el siguiente ejercicio 

econométrico, que regresa el precio de contratos real, contra el margen de 

reserva, el precio real del gas, el precio de bolsa, el nivel de embalses, y tres 

dummys: cargo por confiabilidad (C.C), resolución 119 y fenómeno del niño. 

 

Tabla 0-36. Determinantes del precio de los contratos 

 
Dadas las dificultades para construir una serie significativa de precios futuros de 

los contratos firmados y registrados, se ha construido una variable ―proxi‖ de la 

variable dependiente, a partir del precio de contratos liquidados, tomando para 

el período ―t‖, el promedio simple de los contratos liquidados en el lapso de los 2 



 

años siguientes a ese período, deflactado por el IPP. La idea básica es que, dada 

una duración típica entre 1 y 2 años de los contratos, aquellos que se firmen hoy 

se liquidarán en algún momento en los dos años siguientes. 

 

Las variables explicativas son: 

 

 Margen de reserva: la relación entre la capacidad total del sistema y la 

demanda efectiva, medida como proporción de la demanda. 

 Precio del gas: precio histórico de referencia del gas natural, campo 

Guajira, convertido a pesos mediante la tasa representativa de mercado, y 

deflactado por el IPP. 

 Precio de bolsa, deflactado por el IPP. 

 Nivel de embalses. 

 Dummy Cargo por Confiabilidad: 1, a partir de diciembre de 2006, en que 

entra en vigencia el Cargo por Confiabilidad. 

 Dummy Resolución 119: 1, a partir de febrero de 2008, en que entre en 

vigencia la resolución 119. 

 Duumy Fenómeno del Niño: 1, para valores del rango MEI, iguales o 

superiores a 52, correspondientes al quintil superior de los eventos ENSO. 

 

El precio de contratos responde efectivamente a los fundamentales del sistema 

(margen de capacidad, precio del gas, nivel de embalses y condiciones 

climáticas), es sensible también al precio de bolsa, pero está fuertemente afectado 

por la implementación del Cargo por Confiabilidad y la Resolución 119. Ello 

sugiere que hay efectos colaterales importantes de la regulación del Cargo por 

Confiabilidad, que inciden en el funcionamiento del mercado de contratos202. 

Probablemente, los compromisos de Energía en Firme que adquieren los 

generadores, condicionan su comportamiento óptimo, tanto en el mercado de 

contratos, como en el mercado de bolsa.  

 

Por su parte, el esquema tarifario vigente (definido en la Resolución 119 de 2007, 

a partir de consideraciones expuestas en los documentos CREG-65 de 2006, 

CREG-043 de 2007, y CREG-102 de 2007) establece (hasta tanto entre en 

operación el MOR) un mecanismo de traslado de los costos de generación a la 

fórmula tarifaria, definido por: 

                                                           
202 Un ejercicio econométrico reciente, de Botero, J.P, et al (2013), encuentra igual influencia del 
cargo por confiabilidad y la resolución 119 sobre el precio de bolsa. 
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Dónde: 

G : Costo máximo de traslado de compras de energía. 

Qc : Relación energía comprada mediante contratos bilaterales y demanda del 

comercializador (con un máximo de 1). 

 : Factor del comercializador, calculado según la Resolución CREG 031 de 1997. 

Pc : Costo promedio ponderado de la energía en compras a través de contratos 

bilaterales. 

Mc : Costo promedio de todos los contratos bilaterales liquidados en el MEM. 

Pb : Precio de bolsa. 

AJ : Factor de ajuste. 

 

Los parámetros básicos de la fórmula son Qc y  . El primero determina el peso 

de los precios de contratos en la fórmula, en tanto que el segundo determina la 

incidencia del precio de los contratos propios en su cálculo. Un comercializador 

puede evitar el riesgo del precio de bolsa negociando la totalidad de la demanda 

a través de contratos bilaterales, y si además se le aplica un alfa suficientemente 

alto, entonces serán sus propios precios de contrato (y no el precio general de 

contratos) el que determine el costo que puede trasladar a sus clientes regulados. 

La Resolución 119 estableció además que el  aplicable a un comercializador 

sería el calculado para enero de 2007, según la metodología de la Resolución 031 

de 1997. 

 

Como ya lo observaba el documento 065 ―existe una tendencia a que las 

empresas integradas operen con valores de alfa cercanos a la unidad, lo cual les 

permite trasladar un valor cercano a la totalidad de las compras con su 

integrado‖ (pag. 36) 203 .  En efecto, si un comercializador integrado puede 

trasladar el costo que ha negociado con su generador al consumidor, ello tiene 

implicaciones importantes para el mercado: en una parte muy importante de la 

generación se canalizará a través del comercializador propio al mercado 

                                                           
203 En el mismo documento, se clasifican las empresas comercializadoras de acuerdo al valor 
promedio del Alfa, entre 1998 y 2006: en el grupo 1 (alfa entre 0.79 y 0.9) están EPM y Condensa, 
entre otras. 



 

regulado, en condiciones que no pueden calificarse de competitivas204. O en otras 

palabras, el generador dispondrá de un mercado cautivo (de baja elasticidad), en 

el que podrá determinar unilateralmente los precios, ejerciendo su poder de 

mercado, y asegurando al mismo tiempo la cobertura de riesgos. Con la venta 

asegurada de una parte importante de su disponibilidad en el mercado no 

regulado, acudiría al mercado regulado a colocar la disponibilidad excedente, 

ejerciendo la típica discriminación de precios, en la que debido a la mayor 

elasticidad de la demanda no regulada, se cobra un precio menor, como lo ilustra 

la permanente divergencia entre precios de contratos del mercado regulado y no 

regulado205. 

 

 
Figura 0-27. Precio de los contratos 

Ello lleva a que los niveles de contratación observados en el mercado colombiano 

sean efectivamente elevados. En promedio, las transacciones de energía en el 

mercado de contratos representa el 106.3% de la demanda comercial, en el 

período 2000-2012. La contratación limita el papel de la bolsa y (como lo anota el 

Comité de Seguimiento del Mercado Mayorista) ―entre mayor sea el volumen de 
                                                           
204 En el documento 065 se observaba que ―los agentes venden una mayor cantidad de energía 
con destino al mercado regulado que al no regulado‖ y se ilustraba el caso para cuatro 
generadores, en los que la participación del mercado regulado oscilaba entre 58% y 63%. 
205 El citado documento 065 explora explicaciones alternativas para esa diferencia (el volumen 
vendido, la distribución horaria de la demanda, la duración del contrato y el tipo de garantía 
ofrecido) concluyendo que ―no se encontró que los factores económicos y técnicos estudiados 
incidan en la diferencia de precios, lo que conlleva a concluir que la distorsión en los mercados es 
evidente y que los vendedores podrían estar efectuando una discriminación no justificada de 
precios en función del segmento de mercado que atienden‖ (pag. 22) 



 

energía comprometida en contratos de largo plazo, menores incentivos tienen los 

generadores para utilizar el poder de mercado en el spot‖ (Informe 42, 

Septiembre 30 de 2009). 

 

Lo anterior, sugiere que las condiciones efectivas en que opera el mercado en 

Colombia, pueden alterar de manera fundamental su eficiencia asignativa: en el 

esquema conceptual básico que combina subastas de precio único en el mercado 

de Bolsa, con contratos bilaterales de cobertura, el mercado de Bolsa debe operar 

como un mecanismo de revelación directa, en el que los participantes, obligados 

a poner a disposición del mercado su energía disponible, enfrentan los incentivos 

adecuados para ofertar un precio de su recurso que corresponde, en teoría, a su 

costo marginal. Ello permite una asignación óptima del recurso, porque el precio 

de cierre corresponde al costo marginal del sistema, y se despachan todas 

aquellas plantas cuyo costo marginal es inferior o igual al costo marginal del 

sistema. 206  Dada la volatilidad que puede resultar en respuesta a la 

disponibilidad variable de recursos hídricos, el mercado de contratos estabiliza el 

precio, permitiendo la cobertura adecuada de los agentes, y haciendo por ello 

que la asignación eficiente de recursos se convierta también en una asignación 

eficiente desde el punto de vista del bienestar de los consumidores. En cierto 

sentido, pues, la causalidad fluye del mercado de bolsa (que asigna 

eficientemente el recurso productivo) al mercado de contratos (que permite la 

optimización de los consumidores, atenuando las fluctuaciones derivadas de los 

cambios en la disponibilidad del recurso), aunque claramente la interacción de 

los mercados genera beneficios adicionales, que la literatura ha señalado, como el 

acotamiento que un mercado de contratos debidamente establecido, implica para 

posibles ejercicios de poder de mercado de los agentes en el mercado de bolsa. 

Los mercados de capacidad y los compromisos de energía en firme, garantizan 

por su parte, la estabilidad general del sistema, evitando situaciones de 

racionamiento y garantizando la inversión necesaria en el sistema. 

 

Pero en Colombia, la integración vertical, y los posibilidades de ―pass-through‖ 

implícitas en la resolución 119, parecen invertir la dirección de la causalidad: los 

agentes no están limitados a ejercer su racionalidad básica en el mercado de bolsa 

                                                           
206 En un lenguaje más técnico, la subasta de precio único ―implementa‖ una función de elección 
social, incentivando la declaración de verdadero costo de los agentes generadores, si existen 
suficientes agentes participantes y ninguno de ellos opera como monopolista de la demanda 
residual, si cada agente opera una planta única y si no se presentan restricciones de red, que 
limiten la disponibilidad de las plantas.  



 

(sujetos a condiciones y a incentivos adecuados, que propician la eficiencia de ese 

mercado), sino que la pueden ejercer a través de políticas discriminatorias de 

precios, en un mercado de contratos poco transparente y profundamente 

vulnerable al ejercicio del poder de mercado derivado de la integración 

vertical207. Las imperfecciones del mercado spot agravan el problema (porque 

existen agentes pivotales, con múltiples plantas, y hay complejas restricciones de 

red) y la equivocada estrategia de buscar arreglar en el mercado de bolsa lo que 

no funciona bien en el mercado de contratos, puede haber exacerbado los 

problemas, en lugar de haberlos atenuado. En cierto sentido, pues, el mercado de 

contratos es el problema crucial del sector eléctrico colombiano y sólo su puesta a 

punto sentará las bases de una mejora visible en la eficiencia del sistema.208 

 

Este no es un problema (y hay que insistir en ello) de conductas impropias de 

agentes: es un problema de un diseño defectuoso, que propicia resultados 

ineficientes. El ejercicio econométrico citado no pretende ser una prueba 

irrefutable de ineficiencia del sistema: pretende, en cambio, llamar la atención al 

hecho crucial de que el precio que define el costo de la energía para los agentes 

demandantes, puede estar afectado por esos problemas de diseño, y que la 

prioridad en consecuencia es atender esos problemas, implementando con 

celeridad los correctivos necesarios. Cabe anotar, además, que hay evidencia de 

que el problema ha sido cabalmente percibido por las autoridades regulatorias, 

que han puesto repetidamente a consideración de los agentes un diseño 

completo del mercado de contratos (el MOR) y han intentado entre tanto mitigar 

los efectos de los problemas observados. 

 

Sin embargo, estos últimos intentos no han tenido resultados adecuados. El 

mecanismo de convocatoria pública vigente para la compra de energía por parte 

de los comercializadores, definido en la Resolución 020 de 1996 y en la 

Resolución 167 de 2008, no impide el ejercicio de los beneficios derivados de la 

integración vertical. Aunque determina que ―toda empresa que desarrolle en 

forma combinada la actividad de generación de energía con la de 

                                                           
207 ―El precio spot (dicen Barrera y García, 2009) tiene una dependencia del nivel de contratación 
bilateral que siembra dudas sobre su papel orientador en la gestión de recursos en el corto 
plazo…Parece que el mercado de contratos es el mercado donde se forman los precios del 
mercado de energía de Colombia‖ (Barrera y García, 2010, pag. 8) 
 
208 Cabe anotar que la falta de consenso acerca de las propuesta regulatorias sobre un mercado de 
contratos anónimo y estandarizado pueden obedecer no sólo a las dificultades propias de su 
implementación, sino también a la gestión de sus intereses, por parte de los agentes. 



 

comercialización o la de distribución-comercialización, cuya demanda de energía 

represente el 5% o más del total de la demanda del SIN, no podrá cubrir con 

energía propia más del 60% de la energía requerida para atender su mercado 

regulado‖, esa limitación no cubre a empresas relacionadas, y el mecanismo 

―competitivo‖ que debe adoptar adolece de defectos, tanto en la divulgación 

(sólo exige un plazo no inferior a tres meses para la preparación de propuestas 

de compra para plazos superiores a dos años, dejando abierta incluso la 

posibilidad de segmentar la convocatoria en períodos de 2 años, con plazos de 

apenas 15 días para la preparación y presentación de ofertas)209  como en la 

discrecionalidad de que goza el comercializador que realiza la convocatoria, que 

puede abstenerse de contratar por cualquier circunstancia, con la sola condición 

de realizar una nueva convocatoria pública. 

 

No es extraño pues que los comercializadores integrados con generación 

compren primordialmente a sus propios generadores, y que éstos destinen una 

parte mayoritaria de sus ventas a sus propios comercializadores. Como concluye 

el documento 065CREG ―las integraciones verticales pueden haber conllevado a 

que se presente una marcada preferencia por compras entre empresas de un 

mismo grupo empresarial y a que los agentes no integrados, tanto generadores 

como comercializadores terminen participando en un mercado residual, 

situación que no es propia de un mercado competitivo‖ (pag. 30). 

 

En síntesis, pues, la compleja interacción entre mercado de bolsa, mercado de 

contratos y mercado de confiabilidad, parece estar generando efectos indeseables 

en el sistema, que son difícil de analizar y difíciles de controlar, pero que 

representen un gran reto para una regulación eficiente del mercado.  

 

III. Hacia una arquitectura eficiente del mercado. 

Las consideraciones anteriores sugieren que la interacción de un mercado de 

contratos bilaterales, muy heterogéneo en modalidades y plazos, un mercado de 

bolsa residual, y el mercado de confiabilidad, en presencia de predominio 

hidráulico, concentración de mercado, e integración vertical, puede estar 

produciendo resultados poco eficientes en la determinación del precio de la 

energía eléctrica en Colombia. 

 

                                                           
209  De hecho, el plazo promedio (ponderado) de los contratos para el mercado regulado 
liquidados entre el 1 de enero de 2008 y el 31 de mayo de 2013, fue de 537 días. 



 

Si la causalidad fluye (en el sentido arriba anotado) de los precios de contratos al 

precio de bolsa, la prioridad no será controlar en este último el poder de 

mercado. Será primordial, en cambio controlar el poder de mercado y los efectos 

de la integración vertical en el mercado de contratos. Ello permitirá restituir a la 

bolsa su papel central en la gestión de los recursos del sistema y dará sentido 

pleno a los ajustes significativos que tienen que hacerse sobre ella, especialmente 

en los temas relativos a la participación de generadores térmicos (costos de 

arranque y parada), al tipo de oferta y al control de disponibilidad del recurso210, 

a la implementación de mercados de cierre en tiempo real y al manejo de las 

restricciones. 

 

La discusión sobre un mercado estandarizado y anónimo de contratos tiene ya 

una larga historia en Colombia, que se plasma en la propuesta del MOR, puesta a 

consideración de los agentes por la CREG. La versión actualmente en 

consideración (a través de la Resolución 090 de 2011) ha incorporado algunas 

mejoras, a partir de las críticas que a la versión original recibió.  La discusión 

acerca de los detalles de implementación parece, sin embargo, haber desplazado 

la discusión acerca de su meta primordial, que es limitar los efectos de la 

integración vertical y la concentración, en la determinación del precio de 

contratos. Dadas las características del mercado colombiano, es indispensable 

conformar un mercado de contratos estandarizados y anónimos, que limite 

sustancialmente el poder de un generador de imponer precios a través de su 

propio comercializador. Un mercado de contratos de tal naturaleza entraña 

variados problemas, entre ellos, los relativos al diseño mismo del mercado y los 

correspondientes a la garantía de que los compromisos allí adquiridos tengan 

cabal cumplimiento, pero su discusión no puede dilatar indefinidamente la 

implementación de un mercado necesario para el correcto funcionamiento del 

sistema eléctrico. 

 

El problema del diseño hace referencia, fundamentalmente, al tipo de mercado 

que se conforma. La Resolución 090 de 2011 propone un esquema de comprador 

único, con subastas periódicas, en las que participan obligatoriamente los 

comercializadores del mercado regulado, y voluntariamente los generadores y 

los comercializadores del mercado no regulado. La discusión radica en la 

                                                           
210 Debe anotarse, de paso, que la eficiencia de una subasta de precio único depende de manera 
crucial de que el cierre del mercado se dé por precios (solución tipo Bertrand) y no por 
cantidades (solución tipo Cournot), así que volver discrecional la disponibilidad ofertada es, en 
principio, una forma peligrosa de arreglar problemas de mercado.  



 

pertinencia de un sistema tal, que limita la gestión competitiva del 

comercializador, reduciendo su papel optimizador en el sistema. La propuesta 

regulatoria busca, presumiblemente, garantizar la formación de un precio único, 

indicativo para la demanda regulada, al tiempo que propicia el despliegue de un 

volumen significativo de contratos, que sirve de base, a su vez, al desarrollo del 

mercado secundario de contratos, indispensable para dotar de liquidez al 

esquema. 

 

Cabe imaginar esquemas alternativos, en los que los comercializadores del 

mercado regulado participen también obligatoriamente, pero lo hagan en un 

mercado de dos puntas, en el que escogen el momento oportuno de sus compras 

y gestionan su mejor precio. Sin embargo, los beneficios adicionales que se 

generan a través del refinamiento del esquema de mercado, son probablemente 

inferiores a los costos implícitos en la dilación de las decisiones, y debe por ello 

buscarse un procedimiento expedito, que permita dirimir las dudas que algunos 

agentes expresan, para proceder a implementar rápidamente el esquema. 

 

El de las garantías, por su parte, es un problema común a cualquier mercado 

estandarizado. Dada una liquidez suficiente del sistema, las garantías se 

extienden sobre márgenes, y su costo no tiene por qué ser prohibitivo para los 

agentes211. En todo caso, su costo ha de ser inferior a los beneficios que se 

derivarán de la implementación del mercado estandarizado, y en su adecuado 

diseño, el sector eléctrico debe valerse de las experiencias de los mercados de 

capitales y del sector financiero, que ya han resuelto problemas semejantes en la 

conformación de otros mercados de futuros, en el ámbito accionario, cambiario, 

etc. 

 

Hay quizás prevenciones injustificadas en el sector eléctrico en el tema de las 

garantías: a primera vista, lucen como un costo adicional, o como una exacción 

de rentas del sector financiero al sector eléctrico, que encarecería los costos para 

los consumidores. No es así: los beneficios que resultan de un mercado de 

futuros profundo y líquido, exceden con mucho los costos de las garantías 

indispensables para conformarlo. Con márgenes del 30%, y costos de 

oportunidad del dinero del 5%, en un sistema organizado de garantías (una 

                                                           
211  La existencia de la Cámara Central de Riesgo de Contraparte facilita además el uso de 
variados instrumentos para garantizar las obligaciones de los participantes. Sin duda, esa Cámara 
estará mejor preparada que el operador de mercado para gestionar garantías. 



 

Cámara de Compensación) el costo de las garantías no debería exceder el 1.5% 

del valor de las transacciones, pero es un tema en el que el sector financiero y el 

mercado de capitales, pueden aportar luces al sector eléctrico, incluyendo 

cálculos adecuados que permitan evaluar convenientemente la relación costo 

beneficio de la implementación. 

 

La duda acerca de las restricciones que un sistema organizado de garantías 

implicaría para algunos agentes, son por su parte igualmente injustificadas: las 

garantías pueden extenderse con respaldo en variados títulos valores, y 

dependerán en últimas del acceso a crédito de un agente en el mercado 

financiero. Pero no parece haber ninguna razón para pensar que un agente que 

no sea sujeto de crédito en el sistema financiero, pueda en cambio ser sujeto de 

crédito para el sector eléctrico, en un mercado que, por ser centralizado, es 

susceptible de incurrir en riesgos sistémicos. 

 

Definir la forma de participación de los comercializadores, el acceso de 

consumidores no regulados, los plazos de contratación, los mecanismos de 

negociación secundaria y el funcionamiento del esquema de garantías, son sin 

duda tareas complejas, pero que requieren una pronta definición.  De mucha 

importancia es, además, el tema de la relación entre contratos estandarizados y 

cargo por confiabilidad. Es posible que un mercado de contratos de plazos 

adecuados, con las garantías suficientes, pueda brindar tanta o más 

confiabilidad, que la que brinda el esquema actual de cargo por confiabilidad. 

Así que es posible que el adecuado funcionamiento del mercado de contratos, 

con plazos de contratación adecuados, pueda permitir desarrollos ulteriores en 

los mercados de confiabilidad, que sin violentar el marco institucional vigente (y 

los derechos que allí se han adquirido) permitan absolver las dudas acerca de la 

firmeza que realmente se adquiere en el mercado de confiabilidad. 

 

El correcto funcionamiento de un mercado de contratos podrá restituir a la Bolsa 

el papel central del sistema, como referente de liquidación de las posiciones de 

los agentes en el mercado de contratos. Paralelamente, y desde una perspectiva 

sistemática de largo plazo, será necesario revisar con cuidado los aspectos de 

operación de la Bolsa, que definen su correcto funcionamiento: oferta diaria u 

horaria; flexibilidad de las ofertas; costos de arranque y parada; restricciones a la 

información; oferta por planta o por portafolio; y supervisión eficiente de 

conductas anti-competitivas. 



 

 

Es posible que el sistema de mercados en el que operan los agentes del sector 

eléctrico colombiano esté generando ineficiencias asignativas, exacerbadas por 

problemas de restricción de la red, que resultan de peculiaridades idiosincrásicas 

del país, y de los problemas en las expansión, que se asocian a su vez al esquema 

de derechos de propiedad y de incentivos que rige la conducta de los agentes 

encargados de la transmisión y la distribución. 

 

Pero ello no es, ciertamente, un problema de comportamiento de los agentes: es 

un problema de diseño del marco legal y regulatorio en el que toman sus 

decisiones. La interacción compleja de los diversos mercados que conforman el 

sistema, representa enormes retos de diseño, que deben abordarse de manera 

integral. Los sistemas regulatorios, como cualquier sistema, evolucionan por 

cambios incrementales, o por saltos cualitativos, y la convergencia de los 

problemas mencionados, con las nuevas realidades tecnológicas que se avizoran 

en el horizonte (redes inteligentes, generación distribuida, precios en tiempo 

real) ameritan una profunda revisión de nuestra esquema, que enfrente los 

problemas descritos, y prepare al País para los retos del futuro. Es prioritario 

pues definir una hoja de ruta, que asigne prioridades a aquellos temas que, como 

el mercado de contratos estandarizados y anónimos, requieren de urgente 

implementación, y que siente las bases de discusión para abordar aquellos temas 

que permitirán optimizar el funcionamiento del sistema, y adaptarlo a los 

requerimientos surgidos de las nuevas realidades que se avizoran en el 

horizonte, y que determinaran la forma futura de los mercados eléctricos. 
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Introducción 
 

Este memorando describe un procedimiento general para cuantificar el 

comportamiento de la industria de suministro de electricidad mayorista en 

Colombia, que de razón de los cambios en los precios de los combustibles fósiles 

como insumo, la disponibilidad de energía hidroeléctrica y el nivel de demanda 

de electricidad por hora. Las comparaciones de los precios de energía mayoristas 

o minoristas en los mercados de diferentes regiones geográficas, o de los precios 

del mismo mercado en el tiempo, no tienen en cuenta las diferencias en estos 

determinantes cruciales de los precios de la electricidad al por mayor, que están 

más allá del control de la participación de mercado. Por ejemplo, una región 

puede tener unos precios menores de electricidad al por mayor o al por menor 

porque tiene acceso a recursos hidroeléctricos significativos o a gas natural 

barato, y no porque tenga una estructura industrial más competitiva o un diseño 

de mercado superior. 

 

Nuestra medida del comportamiento del mercado se ocupa de estas inquietudes, 

comparando los precios de mercado reales contra los precios de mercado 

hipotéticos que resultarían en un mercado de competencia perfecta que tuviera la 

misma disponibilidad de energía hidroeléctrica, los mismos precios de 

combustibles fósiles como insumo y el mismo nivel de demanda de electricidad 

por hora, que el resultado real del mercado. Este marco de medición del 

comportamiento del mercado pone a todos los mercados de electricidad al por 

mayor en un pie de igualdad, eliminando el impacto de estos tres factores que 

están por fuera del control de los participantes del mercado, sobre la medición 

del comportamiento del mercado. 

 

Para cada hora desde enero 1 de 2009 hasta diciembre 31 de 2012, calculamos un 

precio de mercado de referencia competitivo hipotético, que sería el resultante si 

ningún proveedor tuviera la capacidad de ejercer poder unilateral de mercado 

(  ), y comparamos este precio con el precio de mercado real para esa hora (  ). 



 

Como se argumentó en McRae y Wolak (2009), el propietario de una unidad de 

generación sin capacidad de ejercer poder de mercado unilateral, presentará una 

curva de oferta igual a su curva de costo marginal para producir electricidad. De 

allí se sigue que si ningún propietario de unidad de generación posee la 

capacidad de ejercer poder unilateral de mercado, como sería el caso en un 

mercado de competencia perfecta, entonces la curva de disposición a la oferta 

agregada igualaría a la curva de costo marginal de corto plazo agregada de la 

industria. Por lo tanto, el precio de referencia competitivo (  ) es el precio en la 

intersección de esta curva de oferta perfectamente competitiva con la demanda 

de mercado. 

La sección siguiente presenta una visión general de los resultados del mercado 

en la industria de oferta de electricidad al por mayor en Colombia, durante 

nuestro período de muestra. La Sección 3 describe la metodología de fijación de 

precios de referencia competitivos y los desafíos asociados con el cálculo de estos 

precios en una industria dominada por la energía hidroeléctrica. La Sección 4 

explica el uso de la curva de costo marginal de corto plazo de la industria, para el 

cálculo del precio de referencia competitivo. Esta sección hace énfasis en que el 

análisis de la fijación del precio de referencia competitivo proporciona una 

medida del comportamiento del mercado mayorista, pero no mide la viabilidad 

financiera de la industria a largo plazo. Esta sección también compara el papel 

del costo marginal de corto plazo en relación con el costo promedio de largo 

plazo, para determinar el comportamiento en cuanto a operación, fijación de 

precios e inversiones, de una empresa que espera maximizar su beneficio. Esta 

sección demuestra que la decisión para entrar a un mercado está basada en la 

expectativa del proveedor sobre la recuperación de sus costos totales, incluyendo 

el rendimiento del capital invertido durante la vida útil del proyecto. Sin 

embargo, una vez se ha construido la nueva unidad de generación, la conducta 

de maximización del beneficio esperado está basada en el costo variable de 

producción de corto plazo de esa unidad. 

 

La Sección 5 presenta las dos metodologías utilizadas para calcular el precio de 

referencia competitivo sin poder de mercado (  ). Estas metodologías difieren en 

cómo se construye la curva hipotética agregada de disponibilidad a la oferta sin 

poder de mercado. El objetivo de todos estos enfoques es estimar la curva de 

oferta del proveedor, bajo el supuesto de que no tiene capacidad de ejercer poder 

unilateral de mercado. Como se analiza más adelante, la construcción de esta 

curva de oferta sin poder de mercado es directa para el caso de los propietarios 



 

de unidades de generación de combustible fósil. Sin embargo, la construcción de 

una curva de oferta sin poder de mercado para los propietarios de unidades de 

generación hidroeléctrica es una tarea considerablemente más compleja. 

Afortunadamente hay varias metodologías relativamente directas que dan un 

límite superior holgado en la curva de disponibilidad a la oferta de los 

propietarios de unidades de generación hidroeléctrica sin poder de mercado. Dos 

de estos enfoques se utilizan para calcular límites superiores en las curvas de 

oferta hipotéticas sin poder de mercado, para proveedores hidroeléctricos. 

 

Todas estas metodologías están diseñadas para calcular estimaciones sesgadas al 

alza de los precios hipotéticos del mercado mayorista sin poder de mercado, lo 

que implica estimaciones sesgadas a la baja de la magnitud de las desviaciones 

de los resultados del mercado de competencia perfecta. El segundo método se 

basa en supuestos más conservadores que el primero, pero los dos encuentran 

los mismos períodos sostenidos cuando existen ineficiencias del mercado 

significativas económicamente, medidas por la diferencia entre el precio real 

promedio ponderado con la demanda y el precio de referencia competitivo 

promedio ponderado con la demanda, donde ambas sumas se toman en todas las 

horas durante el período de tiempo en consideración. 

 

Los resultados empíricos que se presentan en la Sección 6 arrojan tres 

conclusiones principales. Primera, para la mayor parte de las horas desde enero 1 

de 2009 hasta diciembre 31 de 2012, la diferencia promedio entre los precios 

reales y ambos conjuntos de precios de referencia competitivos, no es sustancial. 

Segunda, para la mayoría de los años del período de la muestra, la diferencia 

promedio entre los precios reales y ambos conjuntos de precios de referencia 

competitivos, no es sustancial. Tercero, hay al menos tres períodos sostenidos en 

que la diferencia entre los precios reales y los precios de referencia competitivos 

es sustancial. Estos períodos también coinciden con los períodos en que los tres 

mayores proveedores del mercado colombiano tienen una capacidad 

significativa de ejercer poder unilateral de mercado. 

 

La existencia de estos períodos sostenidos de precios de mercado reales 

significativamente más altos que los precios de referencia competitivos es 

consistente con el patrón típico de ejercicio de poder unilateral de mercado en las 

industrias de oferta de electricidad dominadas por hidroeléctricas. 

Específicamente, períodos de baja disponibilidad de agua están asociados con 



 

diferencias sustanciales entre los precios de referencia competitivos y reales y 

períodos con niveles de agua altos y normales están asociados con pequeñas 

diferencias entre los precios de referencia competitivos y reales. Estos resultados 

del mercado se deben en gran parte al desajuste entre la producción esperada de 

los propietarios de unidades de generación y sus obligaciones de mercado a 

futuro a precio fijo durante las condiciones de escasez de agua o condiciones 

futuras esperadas de escasez de agua. Como se analizó en la Sección 6, un 

mercado más líquido para los contratos de energía a futuro a precio fijo, donde 

los propietarios de unidades de generación pudieran ajustar sus obligaciones de 

mercado a futuro a precio fijo, como respuesta a las expectativas cambiantes 

sobre los niveles de agua futuros, para que coincida más estrechamente con su 

patrón esperado futuro de producción de energía. La capacidad de los 

propietarios de las unidades de generación para ajustar sus obligaciones de 

mercado a futuro a precio fijo en respuesta a las cambiantes condiciones 

hidroeléctricas, crearía fuertes incentivos para que los propietarios de unidades 

de generación limitaran el alcance de las ineficiencias del mercado en los 

resultados del mercado a corto plazo. 

 

Las medidas de comportamiento del mercado presentadas en la Sección 6 están 

tomadas a nivel del mercado mayorista. La extensión en que los cambios en los 

precios mayoristas se transfieren a los clientes minoristas de un proveedor 

integrado verticalmente, o indirectamente a otros clientes minoristas, no está 

contemplada en la Sección 6. La mayoría de los clientes minoristas pagan por su 

electricidad de acuerdo a precios fijados al por menor, de tal manera que los 

aumentos en los precios al por mayor no pueden ser transferidos a estos clientes 

hasta que sus precios al por menor aumenten. Por ello, la transferencia de los 

aumentos de los precios mayoristas a estos clientes podría ocurrir con un retraso. 

La transferencia inmediata de los precios mayoristas podría ocurrir solo para 

clientes cuyo precio al por menor esté vinculado al precio mayorista por hora. En 

la Sección 7 presentamos evidencia de la magnitud en la cual los proveedores 

han podido transferir estos incrementos en el precio mayorista a los precios 

minoristas regulados y no regulados. Encontramos que los clientes regulados 

han cargado históricamente con una mayor participación en los incrementos del 

precio en Bolsa durante el período abril 1 de 2009 a abril 1 de 2013. 

 

Resultados del mercado de electricidad mayorista en Colombia 

 



 

Esta sección resume los resultados del mercado en la industria de oferta de 

electricidad mayorista en Colombia durante nuestro período de muestra, de 

enero 1 de 2009 a diciembre 31 de 2012. Se presentan estadísticas resumen sobre 

precios de mercado y demanda del sistema en varios horizontes de tiempo. Se 

presenta también la composición de la producción total de energía diaria de 

unidades de generación hidroeléctrica versus unidades de generación de 

combustible fósil. 

 

La Figura 1 representa el precio promedio diario en la Bolsa en pesos 

colombianos ($) por kilowatio hora (KWh) para cada año durante el período de 

la muestra. Con excepción de 2011, hay diferencias significativas en los precios 

diarios promedio en el transcurso del año. Durante 2010, los precios estuvieron 

extremadamente altos durante los primeros cuatro meses del año. En contraste, 

durante 2009 y 2012, los precios en Bolsa fueron significativamente más altos 

durante los cuatro últimos meses del año. Los tres períodos de altos precios 

pueden ser atribuidos a bajas condiciones de agua esperadas o reales. En 2009 y 

2012 las esperanzas de bajas condiciones de agua futuras condujeron a precios 

altos y a comienzos de 2010 bajas condiciones de agua reales ocasionaron precios 

altos. 

 

La Figura 2 representa la cantidad total de energía diaria generada en Colombia. 

Esta figura demuestra ciclos semanales significativos en la producción de energía 

diaria. También ilustra la falta de estacionalidad en la demanda de electricidad a 

lo largo de los meses o estaciones del año. Esto es significativamente diferente 

del patrón anual de demanda de electricidad diaria en muchas partes de 

Norteamérica, donde la demanda de aire acondicionado durante los meses de 

verano produce una demanda diaria de electricidad significativamente mayor 

que durante los demás meses del año. 

 

La Figura 3 representa el patrón de precios promedio por hora en Bolsa a lo largo 

del día, para cada año de la muestra. Los precios promedio durante el intervalo 

de 6 pm a 10 pm son significativamente más altos que los precios promedio 

durante otras horas del día, para los cuatro años de la muestra. Durante 2010 este 

patrón de precios promedio por hora a lo largo del día mostró el mayor rango, de 

$110/KWh durante las primeras horas de la mañana hasta más de $180/KWh 

durante la hora que comenzó a las 8 pm. Consistentes con los resultados de la 

Figura 1, los precios promedio por hora a lo largo del día durante 2011 fueron los 



 

más bajos de los cuatro años. Los precios promedio por hora en 2009 fueron más 

altos en todas las horas del día, excepto en la hora que comenzó a las 8 pm. 

 

La Figura 4 representa la desviación estándar por hora del precio en Bolsa para 

cada uno de los cuatro años. Esta figura demuestra que la volatilidad de los 

precios es mayor durante las horas del día de precio más alto. Adicionalmente, 

los años con precios promedio más altos tienden a tener precios por hora con 

más volatilidad, aunque el año con mayor precio promedio, 2009, tiene precios 

por hora con menor volatilidad que 2010 y 2012. 

 

Las Figuras 5 y 6 representan la media por hora y la desviación estándar de la 

demanda de electricidad por hora en Colombia, para cada año de la muestra. Los 

períodos del día con demanda pico coinciden con las horas del día de mayores 

precios promedio. La Figura 5 también muestra un crecimiento de demanda 

promedio por hora estable a lo largo de todas las horas del día de 2009 a 2012, 

aunque el crecimiento de la demanda entre 2010 y 2011 fue el menor de los tres 

años. La Figura 6 demuestra que las horas laborables del día, entre 8 am y 6 pm, 

tienen niveles de demanda significativamente menos predecibles que las demás 

horas del día. Este resultado podría deberse simplemente al hecho de que se 

incluyen en el cálculo tanto días de semana, como fines de semana y festivos, 

porque ocurren diferencias mayores en la demanda durante estas horas del día 

entre días de semana, fines de semana y festivos. 

 

Las Figuras 7 y 8 representan la producción diaria ideal de las unidades de 

generación de combustible fósil y la producción diaria real de las unidades de 

generación de combustible fósil. Prácticamente para todos los días y todos los 

años, la producción diaria real de las unidades de generación de combustible 

fósil fue mayor que la producción diaria ideal de las unidades de generación de 

combustible fósil. Adicionalmente, el comportamiento de las series de tiempo de 

la generación diaria real es menos volátil que el comportamiento de las series de 

tiempo de la generación diaria ideal. Estas características de las dos series de 

tiempo reflejan simplemente el hecho de que la transmisión y otras limitaciones 

de funcionamiento del sistema a menudo hacen necesario que operen más 

unidades de generación de combustible fósil que las seleccionadas para operar 

en la subasta por hora utilizada para determinar el precio en Bolsa. Las Figuras 9 

y 10 representan la producción diaria ideal de las unidades de generación 

hidroeléctrica y la producción diaria real de las unidades de generación 



 

hidroeléctrica. Estas figuras reflejan los mismos hechos básicos de las Figuras 7 y 

8. La generación hidroeléctrica real es significativamente más baja que la 

generación hidroeléctrica ideal y el patrón de generación hidroeléctrica real es 

menos volátil que el patrón de generación hidroeléctrica ideal. 

 

La Tabla 1 ofrece una ilustración simple de la diferencia entre la generación 

termal total real y la generación termal total ideal, presentando el porcentaje de 

horas en cada año de la muestra en que la generación termal total ideal es igual a 

cero y el porcentaje de horas en cada año de la muestra en que la generación 

termal total real es igual a cero. En ningún año de la muestra hay horas con 

generación termal real igual a cero, a pesar del hecho de que en 2011 y 2012 

aproximadamente 5 por ciento de las horas del año tienen generación termal 

total ideal igual a cero. Esta diferencia entre la generación termal real e ideal es 

indicativa de la necesidad de un mercado de energía de corto plazo que de 

cuenta de todas las limitaciones importantes de transmisión y otras de operación 

del sistema, en cuanto al despacho de las unidades de generación y la fijación de 

precios al por menor, tales como la fijación de precios marginales de localización. 

 

Las Figuras 11 y 12 representan los valores por hora promedio de generación real 

e ideal de las unidades hidroeléctricas y de combustible fósil a lo largo del día. 

Estos gráficos demuestran que la desviación promedio entre la generación real y 

la ideal es más o menos la misma cantidad de MWh para todas las horas del día, 

aunque esta desviación por hora es ligeramente mayor durante las horas de 

mayor demanda del día. Estas cifras demuestran que entre 400 MWh y 600 MWh 

de la energía vendida en la subasta que establece el precio en Bolsa deben recibir 

pagos de conciliación positivos y negativos, lo que implica que más del 10% de la 

demanda por hora recibe algunos pagos de conciliación que, dependiendo de los 

valores establecidos para estos pagos, pueden incrementar significativamente los 

costos totales de la energía al por mayor pagados por los consumidores de 

electricidad en Colombia. Un mecanismo de fijación de precios de energía al por 

mayor que reduzca la frecuencia y la magnitud de los pagos de conciliación, 

como la fijación de precios marginales de localización con un mecanismo de 

multi-fijación en tiempo real y con un día de antelación, podría reducir los costos 

de energía al por mayor a los consumidores de electricidad, con relación al 

mecanismo de fijación de precios actual, de fijación única y para una sola zona.  

 

Cálculo del precio de referencia competitivo 



 

Esta sección proporciona una visión general del cálculo del precio de referencia 

competitivo. El mayor desafío para calcular la curva de oferta sin poder de 

mercado es el cálculo de la curva de oferta hipotética para las unidades de 

generación hidroeléctrica. Como se analizó en McRae y Wolak (2009), la curva de 

oferta sin poder de mercado para una unidad de generación de combustible fósil 

es simplemente igual a la curva de costo marginal de la unidad. Sin embargo, es 

importante calcular el costo marginal del proveedor, para dar cuenta de todos los 

costos de oportunidad a los cuales se enfrenta el proveedor para producir una 

unidad de producto. Esto es particularmente importante para la industria de 

suministro de electricidad al por mayor en Colombia, porque los propietarios de 

las unidades de generación están sujetos a impuestos y tasas adicionales a sus 

costos directos de producción de electricidad durante nuestro período de 

muestra. 

 

La Figura 13 proporciona una descripción gráfica estilizada del análisis del 

precio de referencia competitivo para una hora. La línea superior es la curva de 

disponibilidad a la oferta agregada           , compuesta por la suma de las 

curvas de oferta real de todos los proveedores. El nivel de demanda real,     está 

graficado como una línea vertical y la intersección de esta línea con la curva de 

disponibilidad a la oferta agregada real      , produce el punto        , el par 

de cantidad y precio real de equilibrio del mercado. 

 

La línea inferior de la figura 13 es la curva de disposición a la oferta de referencia 

competitiva agregada,      , que representa la curva de disposición a la oferta 

agregada para todos los propietarios de unidades de generación en el mercado 

mayorista, bajo el supuesto de que ningún proveedor tiene capacidad de ejercer 

poder unilateral de mercado. La intersección de la curva de disposición a la 

oferta de referencia competitiva agregada,      , y el nivel real de demanda,   , 

es el precio de mercado que resultaría si ningún proveedor tuviera capacidad de 

ejercer poder unilateral de mercado,   . Nótese que este precio de referencia 

competitivo también es igual al costo de oportunidad de producir electricidad 

para la unidad de generación de mayor costo necesaria para satisfacer la 

demanda. 

 

Multiplicando el precio real por el nivel de demanda real,      , se obtienen 

los ingresos de generación totales ganados por todos los proveedores del 

mercado mayorista en Colombia, en esa hora. Esto está representado por la 



 

región sombreada de la Figura 14. Esta figura muestra cómo estos ingresos 

totales de generación pueden ser divididos en tres magnitudes distintas. Las 

rentas que resultan de los proveedores del mercado mayorista en Colombia que 

fijan el precio real,     a un nivel más alto que el precio de referencia competitivo, 

  , que es igual a la diferencia entre estos dos precios por la demanda real de 

mercado,    .La región que está bajo la curva agregada de disponibilidad a la 

oferta hipotética,      , es el costo de oportunidad variable total de suministrar 

la electricidad enviada. El área sobre la curva agregada de disposición a la oferta 

hipotética,      , y debajo de     son las rentas de mercado competitivo ganadas 

por los generadores durante el período. Como se analiza más adelante, debido a 

otros costos impuestos a los propietarios de unidades de generación, en el 

mercado colombiano la descomposición de los ingresos totales del mercado 

mayorista es más complicada que este ejemplo genérico. 

 

En una subasta de precio uniforme en que ninguna empresa tiene capacidad de 

ejercer poder unilateral de mercado, el precio de equilibrio de mercado se paga a 

toda la energía producida. Esto significa que todas las unidades de generación 

necesarias para satisfacer la demanda, excepto la de costo marginal más alto, 

reciben un precio por encima de su costo marginal. Las rentas del mercado 

competitivo contribuyen a la recuperación de los costos fijos del proveedor y 

proporcionan incentivos para entrar y salir de los mercados en que ningún 

proveedor tiene capacidad de ejercer poder unilateral de mercado. Más aun, en 

Colombia, una gran parte de la energía es suministrada por fuentes con un costo 

marginal directo de producción de energía igual o cercano a cero, tales como las 

unidades de generación hidroeléctrica. La Tabla 2 muestra la capacidad instalada 

desglosada por capacidad hidroeléctrica y térmica (combustible fósil), para los 

cinco mayores proveedores en Colombia. Las tres mayores empresas en 

Colombia, en términos de su capacidad instalada, tienen todas cantidades 

sustanciales de capacidad de generación hidroeléctrica. Como resultado de esto, 

es probable que en la situación hipotética de referencia competitiva, cada 

empresa reciba rentas competitivas sustancialmente por encima de sus costos 

variables totales. 

 

Los generadores de combustible fósil ejercen poder unilateral de mercado 

reteniendo capacidad de generación del mercado a cualquier precio, o 

aumentando el precio de oferta sobre la capacidad de generación ofrecida en el 



 

mercado. Los propietarios de unidades de generación hidroeléctrica también 

usan estos dos mecanismos para ejercer poder unilateral de mercado.  

 

Un proveedor hidroeléctrico ejerce poder unilateral de mercado asignando su 

agua para producir y vender electricidad a través de las horas del año que 

maximicen los beneficios esperados. Como se analizó en McRae y Wolak (2009), 

un proveedor hidroeléctrico con capacidad de ejercer poder unilateral de 

mercado realiza esto utilizando menos agua durante las horas en que el 

proveedor se enfrenta a curvas de demanda residual menos elásticas, en relación 

a la que utilizaría bajo estas mismas condiciones del sistema si no poseyera 

capacidad de ejercer poder unilateral de mercado. Si estos proveedores enfrentan 

restricciones en la cantidad de agua que pueden almacenar, también utilizarán 

más agua durante períodos en que enfrentan curvas de demanda residual más 

elásticas en relación a la cantidad que utilizarían bajo estas mismas condiciones 

del sistema si no poseyeran capacidad de ejercer poder unilateral de mercado. 

Producir más energía durante las horas en que el proveedor enfrenta curvas de 

demanda residual más elásticas tiene significativamente menos impacto sobre la 

baja del precio de equilibrio de mercado de lo que sería el caso si los proveedores 

hidroeléctricos produjeran más durante horas en que enfrentan curvas de 

demanda residual menos elásticas. 

 

Reteniendo agua de las horas en que enfrentan curvas de demanda residual 

inelásticas y vendiendo parte o toda esta agua durante las horas en que enfrentan 

curvas de demanda residual elásticas, los proveedores hidroeléctricos con 

capacidad de ejercer poder unilateral de mercado pueden incrementar el precio 

promedio que se les paga por toda la energía que producen. Bushnell (2003) 

presenta un modelo dinámico del mercado mayorista de electricidad del Oeste 

de los Estados Unidos, donde los proveedores hidroeléctricos ejercen poder 

unilateral de mercado de esta manera. 

 

Aunque la intuición descrita antes y confirmada por Bushnell (2003) en su 

modelo de simulación dinámica ofrece evidencia cualitativa sobre cómo el patrón 

de producción por hora de un proveedor hidroeléctrico sin capacidad de ejercer 

poder unilateral de mercado diferirá del de un proveedor hidroeléctrico que 

tenga dicha capacidad, el cálculo de cuánto exactamente cambiaría el proveedor 

su producción en cada hora del año si no tuviera capacidad de ejercer poder 

unilateral de mercado es extremadamente desafiante. Por esta razón, contamos 



 

con enfoques más directos para calcular precios de referencia competitivos que 

proporcionen límites superiores en el precio de referencia competitivo que 

reflejen este cambio de comportamiento del proveedor hidroeléctrico. 

 

 

Costos de corto plazo, costos de largo plazo y precios de referencia 

competitivos 

 

Esta sección analiza el papel de las curvas de costos de corto plazo y las curvas 

de costos de largo plazo en las decisiones de precios y de operación de los 

propietarios de unidades de generación, en un mercado de electricidad 

mayorista basado en la oferta, como el que existe en Colombia. La curva de costo 

marginal de corto plazo se muestra como la base de las decisiones de precio y 

operativas de los proveedores en una industria genérica y en un mercado de 

electricidad mayorista basado en la oferta. La curva de costo marginal de largo 

plazo se muestra como irrelevante tanto para las decisiones de precio como 

operativas de los proveedores en una industria genérica y en un mercado de 

electricidad mayorista basado en la oferta. El costo marginal de corto plazo se 

muestra luego jugando un papel importante en las decisiones de inversión de los 

nuevos participantes en un mercado de electricidad al por mayor, mientras el 

costo marginal de largo plazo es en gran medida irrelevante para estas 

decisiones. La introducción de incertidumbre en el análisis de estas decisiones no 

cambia la conclusión básica de que los costos marginales de corto plazo son un 

factor importante en las decisiones de inversión de unidades de generación 

nuevas. 

 

El costo marginal de corto plazo de producción para un propietario de unidad de 

generación incluye costos que varían con la cantidad real de energía producida, 

tales como el insumo combustible y costos variables de operación y 

mantenimiento, así como impuestos y tasas que deba pagar el propietario de la 

unidad de generación sobre una base por unidad. Los costos fijos anuales de 

operación y mantenimiento que no varían con el producto por hora de la unidad 

de generación, no son parte del costo marginal de corto plazo. Por la misma 

razón, otros costos fijos anuales o el costo de construcción de la unidad de 

generación no son componentes del costo marginal de corto plazo de producción 

de electricidad. 

 



 

Como se demostró en el modelo simplificado de comportamiento esperado de 

oferta que maximiza el beneficio descrito en McRae y Wolak (2009), al construir 

su curva de oferta en el mercado mayorista, en una hora dada, un proveedor que 

espera maximizar su beneficio encuentra los puntos de intersección entre su 

curva de costo marginal de corto plazo y la curva de ingreso marginal asociada 

con cada posible realización de curva de demanda residual que espera enfrentar. 

Los costos de capital y otros costos fijos no juegan ningún papel en el cálculo de 

esta curva de oferta de maximización de beneficio esperado. 

 

Una empresa que no tenga capacidad de ejercer poder unilateral de mercado y 

por ello no pueda influenciar el precio de mercado a través de sus acciones 

unilaterales, se conoce como un tomador de precio. Como se muestra en McRae y 

Wolak (2009), una empresa encontrará unilateralmente su maximización de 

beneficio esperado para someter su curva de costo marginal como su curva de 

disposición a la oferta, si espera hacer frente a curvas de demanda residual 

perfectamente elásticas. Típicamente, un proveedor hace frente a una curva de 

demanda residual infinitamente elástica porque existe un gran número de 

proveedores independientes compitiendo para vender el producto al mismo 

precio. En este caso, es unilateralmente maximizador de beneficio para este 

proveedor producir al punto en que este precio sea igual a su costo marginal. 

 

En un mercado de electricidad mayorista basado en la oferta, un proveedor que 

espera maximizar su beneficio sin capacidad de ejercer poder unilateral de 

mercado someterá una curva de oferta que es igual a su curva de costo marginal, 

porque la intersección de esta curva de oferta con cada curva posible de 

demanda residual infinitamente elástica produce el par precio/cantidad que 

maximiza el beneficio ex post para cada realización de curva de demanda 

residual. Si ningún proveedor tiene capacidad de ejercer poder unilateral de 

mercado, entonces la curva agregada de disponibilidad a la oferta es la curva 

agregada de costo marginal de corto plazo para la industria y el precio de 

referencia competitivo es el costo marginal de la unidad de costo más alto 

necesaria para satisfacer la demanda durante esa media hora. 

 

El mercado de electricidad mayorista en Colombia fija un precio de equilibrio 

potencialmente diferente para cada hora del día. Como es el caso con cualquier 

equilibrio de corto plazo, este precio de referencia competitivo podría estar por 

encima o por debajo del precio necesario para financiar la inversión en nueva 



 

capacidad de generación, o necesario para mantener la viabilidad financiera de la 

industria a largo plazo. Específicamente, vender electricidad al precio de 

referencia competitivo podría hacer ganar a ciertas unidades de generación 

grandes beneficios variables que excedieran con mucho los costos de 

oportunidad de los recursos invertidos en el proyecto, y hacer ganar a otras 

unidades beneficios variables insuficientes para recuperar los costos fijos en 

progresión necesarios para continuar la operación. Adicionalmente, los precios 

de referencia competitivos no ofrecen garantía de que los propietarios de 

unidades ganarán tantos beneficios como ellos o sus accionistas quisieran. La 

verdadera prueba de que el propietario de una unidad de generación está 

obteniendo suficientes ingresos para recuperar el costo de oportunidad de los 

fondos invertidos, es si está dispuesto a permanecer en el negocio y a firmar 

acuerdos de suministro a largo plazo con otros participantes en el mercado y 

clientes minoristas. 

 

Sujeto a la disponibilidad de datos, el precio de referencia competitivo puede ser 

calculado para cualquier industria. Este es el precio de equilibrio de corto plazo 

bajo el supuesto de que ningún proveedor tiene capacidad de ejercer poder 

unilateral de mercado, porque las empresas que esperan la maximización de 

beneficios basan su opción de producción en el costo de producción marginal de 

corto plazo, dada la cantidad fija de insumos que cada empresa tiene. Por 

ejemplo, una empresa que maximice el beneficio en una industria de 

competencia perfecta, produce en el punto en que el precio de mercado es igual a 

su costo de producción marginal de corto plazo para su nivel actual de costos 

fijos. Los ingresos para cubrir los costos fijos de la empresa provienen de vender 

unidades de producto con costos marginales de corto plazo por debajo del precio 

de equilibrio del mercado. Como se explica más adelante, en industrias que 

requieren costos fijos iniciales importantes para producir, las empresas que 

esperan maximizar los beneficios basan sus decisiones de producción del día a 

día en su curva de costo marginal de corto plazo. Los costos de capital iniciales y 

otros costos fijos no deberían tener impacto sobre estas decisiones de las 

empresas que esperan maximizar sus beneficios. En consecuencia, el costo 

promedio y el costo marginal de largo plazo de un proveedor no son relevantes 

para estas decisiones operativas y de precios del día a día, con las que se espera 

maximización de beneficios.  

 



 

La función de costos de largo plazo de una empresa asume que para cada nivel 

de producto, la empresa produce de manera que tenga un costo mínimo, bajo el 

supuesto que todos los factores de producción son variables. Específicamente, 

para cada nivel de producción Q, se asume que la empresa puede escoger la 

cantidad de todos los insumos–capital, trabajo, materiales, insumo de 

combustible fósil y otros factores de producción–que minimicen su costo total de 

producir el nivel de producción Q. El costo promedio de largo plazo del nivel de 

producción Q es el valor de este costo de largo plazo dividido por el nivel de 

producción Q. El costo marginal de largo plazo es el cambio en el costo de largo 

plazo de la empresa asociado al cambio en una unidad en su producción desde el 

nivel de producción Q. La razón para que el costo marginal de largo plazo de la 

empresa no sea relevante para sus decisiones día a día sobre operación y precios, 

es precisamente porque la empresa no puede ajustar todos los factores de 

producción sobre una base de día a día. 

 

En el caso de electricidad al por mayor, un propietario de una unidad de 

generación no puede ajustar su stock de capital en el día a día. Puede ajustar 

solamente la cantidad de producción que vende, cambiando la cantidad de 

insumo de combustible fósil y otros factores de producción variables que 

consume, para producir electricidad en las unidades de generación que posee. 

Específicamente, el costo real de producir una unidad adicional de producto (a 

cada nivel de producción factible) está dado por la curva de costo marginal de la 

empresa para los insumos fijos que tiene, el cual es igual a su curva de costo 

marginal de corto plazo. El costo marginal de largo plazo no es el costo marginal 

relevante para las decisiones de operación o precios en el día a día, porque por 

definición la empresa no puede producir a lo largo de esta curva de costo 

marginal sobre la base del día a día o por hora. Esta distinción entre el uso de la 

curva de costo marginal de corto plazo versus la curva de costo marginal de 

largo plazo en las decisiones de operación o precios en el día a día de una 

empresa no es exclusiva de la electricidad al por mayor. Este es el concepto 

fundamental en el análisis económico del comportamiento de las empresas en 

cualquier industria. 

 

En los mercados de electricidad al por mayor y otros mercados en que se debe 

incurrir en grandes costos fijos para producir una unidad de producto y una gran 

mayoría de estos costos fijos son irrecuperables, el costo de producción marginal 

de largo plazo en el período actual no es directamente relevante para la decisión 



 

de una empresa sobre la construcción de nueva capacidad de generación. Una 

vez que una planta de generación se ha construido en un sitio, esta no tiene otros 

usos que tengan tanto valor como producir electricidad, entonces el propietario 

debe esperar ganar suficientes ingresos por encima de los costos variables 

durante la vida del proyecto como para cubrir estos costos iniciales. Las 

expectativas sobre el patrón futuro de los precios a corto plazo, costos marginales 

a corto plazo, costos fijos anuales y costos fijos iniciales, determinan cuando se 

hará nueva inversión en capacidad de generación. 

 

Para entender los determinantes de la inversión en nueva capacidad de 

generación sin contratos a futuro a precio fijo, consideremos el siguiente ejemplo, 

estilizado pero representativo: Supongamos que   es el costo fijo de construcción 

de una unidad de generación de 150 MW. Para fijar las ideas, supongamos un 

mundo sin incertidumbre sobre los precios de insumos y los precios mayoristas 

de la electricidad futuros, una vida del proyecto de   períodos y ningún retraso 

en el tiempo entre la decisión de construir la unidad y el momento en que puede 

producir electricidad. Un proveedor maximizador de beneficio construirá esta 

unidad de generación si la siguiente ecuación se cumple: 

 

∑
         

      
    

 

   

 ((1) 

donde    es el precio de mercado en el período  ,    es la cantidad de producción 

producida en el período  ,    es el costo marginal de corto plazo de producir 

electricidad en el período  , y   es la tasa de interés real para proyectos sin riesgo. 

Por simplicidad, asumamos que el costo de producción marginal en cada período 

de tiempo es el mismo para todos los niveles de producción y que no hay costos 

fijos anuales. 

 

Puesto que las unidades de generación son de tamaño discreto, como unidades 

de 150 MW, el nuevo operador compara el valor presente descontado de los 

beneficios variables,           para           períodos, con el costo fijo que 

debe pagar inicialmente para construir las instalaciones. Esto significa que si la 

nueva unidad de generación tiene un costo marginal de corto plazo menor que el 

precio pagado por su producción, entonces se ganan beneficios variables 

positivos en ese período. Si el valor presente de los beneficios variables durante 

la vida del proyecto es mayor que el costo inicial del proyecto, entonces un 

proveedor que maximice beneficios lo construirá. 



 

 

Nótese que esta norma de decisión para invertir en generación nueva no 

involucra el costo marginal de largo plazo de producir una unidad más de 

producción en el período actual. Los costos iniciales sustanciales, el tiempo de 

vida del proyecto, y el hecho de que la mayor parte de estos costos iniciales son 

irrecuperables, implican que la decisión de construcción depende de los valores 

futuros de los costos marginales de corto plazo y los precios mayoristas de la 

electricidad. Otro factor que juega un papel importante en la decisión del 

proveedor de invertir es la tardanza entre el pago inicial y el momento en que se 

realiza la primera producción. Por ejemplo, se suele tardar entre 18 meses y 2 

años desde la fecha en que se toma la decisión de construir una nueva unidad de 

generación hasta la fecha en que la unidad es capaz de producir electricidad. 

 

Supongamos que se tarda   períodos para construir una planta. Esto implica que 

la ecuación (1) se convierte en: 

 

 

 

 

 

donde      es el valor presente descontado de los costos de construcción fijos 

durante los   períodos en que se desarrolla la construcción. Esta ecuación implica 

que la inversión se llevará a cabo si el valor presente descontado en el período t = 

0 de los beneficios variables de operación de una planta que entre en 

funcionamiento en el periodo k, supera el valor presente descontado de los costos 

fijos iniciales del período t = 0. 

 

La evolución en el tiempo de los precios futuros también afecta la decisión de 

construcción. Supongamos que el precio iguala al costo marginal de la unidad de 

generación para los primeros   períodos y luego el precio es sustancialmente 

mayor que el costo marginal para los     períodos restantes. Matemáticamente 

esto implica que       , para        , pero       , para s = K+1,..,T, hasta el 

punto que la desigualdad en (2) se satisface. En otras palabras, la nueva empresa 

espera obtener beneficios variables cero durante K períodos, pero los beneficios 

variables en los períodos     hasta   son tan grandes que la decisión de 

inversión tiene sentido económico. 

 

∑
         

      
       

   

     

 ((2) 



 

El análisis anterior plantea un problema que se vuelve más importante cuando la 

incertidumbre es un factor en la decisión de entrada. Una estrategia que retrase 

la inversión y en su lugar reúna más información, puede tener un valor presente 

esperado descontado de los beneficios variables mayor (ingresos superiores a los 

costos variables) que la inversión en el período actual. Por ejemplo, si un nuevo 

operador que maximiza el beneficio supiera que iba a obtener beneficios 

variables negativos durante   períodos, no invertiría para producir en esos 

períodos, y en vez de eso retrasaría la decisión para comenzar la producción en 

el período      cuando los beneficios variables se vuelvan positivos. Por esta 

razón, hay casos en que el costo marginal de largo plazo de la nueva generación 

es mayor o menor que el precio de mercado actual, y sin embargo, los 

propietarios de unidades de generación están construyendo nueva capacidad. 

Esto ocurre debido a sus expectativas sobre los precios futuros a corto plazo, los 

costos marginales de corto plazo y los costos fijos anuales. Alternativamente, el 

participante puede haber firmado contratos a futuro a precio fijo para energía, 

que garantice los precios que el propietario recibirá en períodos futuros cuando 

la unidad esté en funcionamiento. Este contrato a futuro a precio fijo por lo 

general garantiza al propietario de la unidad un flujo de ingresos fijo por una 

cantidad fija de producción durante cada hora, por un periodo de tiempo finito. 

 

Añadir incertidumbre a este análisis no complica la idea básica descrita 

anteriormente, que la decisión de invertir en nueva capacidad depende de la 

trayectoria en el tiempo futuro de los precios a corto plazo y los costos de los 

insumos variables, en relación con los costos de construcción iniciales y otros 

costos variables sin volumen. Esta norma de decisión se desprende del hecho que 

una vez se ha incurrido en el costo fijo de construcción de la unidad de 

generación, la gran mayoría de estos costos no se puede recuperar, a menos que 

la unidad produzca electricidad. Suponiendo que tanto los precios de la 

electricidad futuros a corto plazo como los precios de los insumos son inciertos; 

si la empresa maximiza los beneficios esperados, construirá la unidad de 

generación nueva si el valor presente esperado de los ingresos que obtiene de la 

construcción de la unidad de generación, descontados a la tasa de interés 

adecuada ajustada al riesgo,  , es mayor que el valor presente esperado de los 

costos de construcción iniciales, descontados a la misma tasa de interés ajustada 

al riesgo. Matemáticamente, la norma de decisión es: 

 

∑
            

       
   
      – E(F(k,rr)) > 0,                 (3) 



 

 

donde E(x) designa el valor esperado de la variable aleatoria x dada la 

información disponible para la empresa en el momento en que se toma la 

decisión de inversión y F(k,rr) es el valor presente de los costos de construcción 

descontados a la tasa ajustada al riesgo rr. 

 

La expresión (3) ilustra los beneficios en reducción de riesgo para un proveedor 

cuando firma una obligación de contrato a futuro a precio fijo, o el compromiso 

de suministrar carga al por menor a un precio fijo durante un período de tiempo 

sostenido. Supongamos que ptf es el precio fijo a futuro de la energía en el 

período t que un proveedor se compromete a recibir por el nivel de producción 

contratado en el período t, qtf, en un contrato a futuro a precio fijo. En estas 

condiciones, el flujo de ingresos del proveedor por cumplir con esta obligación 

contractual a futuro a precio fijo y vender el exceso de energía que produce o 

comprar el déficit que no es capaz de producir en el mercado a corto plazo, 

produce el siguiente flujo de pagos para el propietario de la nueva unidad de 

generación: 
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      – E(F(k,rr)) > 0.                 (4) 

 

El primer término es un pago fijo que el nuevo participante recibirá por vender el 

contrato a futuro a precio fijo por T períodos en el futuro. El único riesgo 

asociado a este flujo de pagos es el relativo a si la contraparte del contrato hará 

los pagos, por lo que se descuenta a una tasa menor que el segundo término, lo 

que implica que rs < rr. El segundo término es la trayectoria en el tiempo de los 

pagos que el proveedor recibirá o los costos en que incurrirá por producir más 

energía que la cantidad contratada o menos energía que la cantidad contratada 

durante el período t. Este término es estocástico, porque tanto la cantidad 

vendida en el mercado a corto plazo, qt,, como el precio de mercado a corto 

plazo, pt,, son inciertos. Tenga en cuenta que un proveedor puede mitigar o 

eliminar por completo esta exposición a los precios de la electricidad a corto 

plazo haciendo que el valor absoluto de la diferencia entre la cantidad que 

produce, qt, y su obligación de mercado a futuro, qtf, sea lo más pequeño posible. 

 

La expresión (4) subraya la importancia de obligaciones contractuales a futuro a 

precio fijo para la financiación de nuevas inversiones en capacidad de 

generación, sobre todo si los proveedores son reacios al riesgo. Un contrato a 



 

futuro a precio fijo firmado en el momento en que comienza la construcción de la 

nueva planta, por una cantidad de energía cercana a lo que la planta espera 

producir durante su vida útil o durante una parte sustancial de su tiempo de 

vida, proporciona al nuevo operador un flujo de ingresos muy confiable que 

debería bajar el precio promedio que se requiere para hacer que este proveedor 

construya una nueva unidad de generación. Debido a que el flujo de ingresos 

obtenidos por el proveedor en virtud de un contrato a futuro a precio y cantidad 

fijos es menos riesgoso que el flujo de ingresos que el proveedor ganaría 

solamente si vendiera en el mercado a corto plazo, el precio promedio 

ponderado por la cantidad durante la vida del contrato a futuro puede ser menor 

que el precio promedio esperado de mercado de corto plazo ponderado por la 

cantidad y aún hacer que un proveedor que maximiza el beneficio esperado 

invierta en la unidad de generación. Específicamente, la siguiente igualdad 

puede mantenerse, incluso si la ecuación (4) se cumple: 
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           (5) 

 

Donde el primer término es el precio promedio del contrato a futuro ponderado 

por la cantidad, ponderado por la producción real del proveedor y el segundo 

término es el precio esperado de corto plazo promedio ponderado por la 

cantidad, ponderado por la producción real del proveedor. 

 

La expresión (5) demuestra que los proveedores deberían tener un fuerte 

incentivo para firmar contratos a futuro a precio fijo cuando están considerando 

la construcción de una nueva unidad de generación. Además, como demuestra el 

análisis de McRae y Wolak (2009), con altos niveles de obligaciones contractuales 

a futuro a precio fijo en relación con sus niveles de producción reales, los 

proveedores tienen pocos incentivos para ejercer poder unilateral de mercado en 

el mercado a corto plazo. Con muy pocos incentivos para ejercer poder unilateral 

de mercado en el mercado a corto plazo, por la lógica de McRae y Wolak (2009), 

los proveedores presentarán curvas de oferta muy cercanas a la curva de costo 

marginal a corto plazo asociadas con la cantidad y la combinación existentes de 

capacidad de generación que poseen. 

 

Si todos los proveedores tienen altos niveles de obligaciones contractuales a 

futuro a precio fijo en relación con sus ventas esperadas en el mercado a corto 

plazo, entonces todos los proveedores presentarán curvas de oferta muy cercanas 



 

a su curva de costo marginal a corto plazo y la curva de disponibilidad a la oferta 

agregada de la industria será igual a la curva de costo marginal agregada. Si la 

curva de disponibilidad a la oferta agregada de la industria es igual a la curva de 

costo marginal agregada, entonces los precios de mercado a corto plazo estarán 

muy cerca del precio de referencia competitivo. Por último, dependiendo del 

nivel de demanda y la cantidad total de capacidad de generación, estos precios 

de referencia competitivos pueden estar por encima o por debajo del costo 

promedio a corto y a largo plazo de la producción de electricidad por cada 

proveedor. 

 

La lógica descrita anteriormente implica que un factor determinante de la 

magnitud de la diferencia entre el precio real y el precio de referencia 

competitivo en un mercado en el que hay algunos proveedores que poseen una 

fracción sustancial de la capacidad de generación disponible (por ejemplo, 

Colombia) es el alcance de las obligaciones contractuales a futuro a precio fijo y 

las obligaciones de carga al por menor a precio fijo de estos proveedores, en 

relación con el nivel esperado de producción de estos propietarios de unidades 

de generación. Si no hay proveedores con posiciones de ganancias netas 

sustanciales en el mercado a corto plazo, entonces incluso grandes proveedores 

con una sustancial capacidad de ejercer poder unilateral de mercado 

probablemente tendrán pocos incentivos para ejercerlo en el mercado a corto 

plazo. 

 

Otro factor determinante del nivel del precio de referencia competitivo es la 

cantidad de energía hidroeléctrica disponible, ya que con menos agua 

almacenada o menores flujos esperados de agua, las unidades de generación de 

combustible fósil deben funcionar con mayor frecuencia y las unidades de 

combustible fósil más costosas deben funcionar con mayor frecuencia, lo que 

implica mayores precios promedio del mercado mayorista. Sin embargo, es 

importante destacar que un propietario de una unidad de generación de 

combustible fósil sin capacidad de ejercer poder unilateral de mercado 

presentará curvas de oferta iguales a su costo marginal de producción de 

electricidad, independientemente de la cantidad de agua disponible para 

producir electricidad o del nivel esperado de flujos de agua. 

 

Construcción de la curva de disponibilidad a la oferta agregada sin poder de 

mercado 



 

Esta sección explica las dos metodologías utilizadas para estimar la curva de 

oferta de generación hidroeléctrica sin poder de mercado. También se presenta la 

metodología utilizada para estimar la curva de costo marginal de corto plazo 

para las unidades de generación de combustible fósil. Utilizamos dos enfoques 

conservadores para calcular los límites superiores en la curva de oferta 

hidroeléctrica sin poder de mercado. Esto implica dos conjuntos de precios para 

nuestra metodología de fijación de precios de referencia competitivos. 

 

Para el caso de unidades basadas en combustible fósil, el proceso de construir un 

estimativo del costo marginal de la unidad de generación es relativamente 

directo, como se analiza en Borenstein, Bushnell y Wolak (2002). Si el analista 

tiene el rendimiento calórico de la unidad de generación (la tasa a la cual la 

energía calórica del combustible utilizado como insumo se convierte en 

electricidad) y el precio del combustible fósil utilizado como insumo, entonces el 

costo marginal del combustible se construye como el producto de estas dos 

magnitudes. Por ejemplo, si el rendimiento calórico de una unidad alimentada 

con carbón es 10 millones BTU (MMBTU) por MWh y el precio del carbón es 

$25,000 por MMBTU, entonces el costo marginal del combustible de la unidad es 

$250,000 por MWh (= 10MMBTU/MWh x $25,000/MMBTU). El otro 

componente del costo marginal de la unidad de generación es el costo variable 

de mantenimiento y de operación, que está normalmente en el rango de $US 

4/MWh a $US 5/MWh. El costo marginal de una unidad de generación de 

combustible fósil es el costo marginal del combustible más el costo variable de 

mantenimiento y operación. 

 

En el caso de Colombia, existe un impuesto en $/MWh, el FAZNI, sobre todas 

las ventas de electricidad durante el período de nuestra muestra, el cual debe 

incluirse en el costo variable de las unidades de generación. También hay un 

cargo por capacidad en $/MWh, el CCE, que grava todos los MWh vendidos en 

Colombia. En consecuencia, el costo marginal (MC) de un propietario de unidad 

de generación de combustible fósil es igual a: 

 

MC = FAZNI + CCE + Rendimiento Calórico*Precio del Combustible + Costos 

Variables de O&M. 

 

Para cada unidad de generación, recogimos información del rendimiento 

calórico, el precio diario (en el caso del gas natural) y mensual (en el caso del 



 

carbón) del combustible en $/MMBTU, el costo variable de mantenimiento y 

operación, y los valores de FAZNI y CCE, para cada hora del período muestral. 

La curva de disponibilidad a la oferta sin poder de mercado para el portafolio de 

un proveedor de unidades de combustible fósil es igual a la curva de costo 

marginal agregada para todas aquellas unidades de generación construidas 

como se describió arriba. 

 

El cálculo de la curva de disponibilidad a la oferta sin poder de mercado para las 

instalaciones hidroeléctricas es complicado, por el hecho de no existir un costo 

explícito del uso del agua para producir electricidad, similar al costo del 

combustible para las unidades de generación de combustible fósil. El propietario 

de una unidad hidroeléctrica tiene la opción de usar agua almacenada para 

producir electricidad durante cualquier hora del día, semana, mes o año, sujeto a 

las limitaciones técnicas de operación de su unidad de generación. Un proveedor 

con una cantidad de agua finita detrás de la represa, que no tenga capacidad de 

ejercer poder unilateral de mercado, puede esperarse que encuentre 

maximización de beneficios si vende esta agua durante las horas del año de 

precio más alto. 

 

Por ejemplo, si el proveedor tiene 100 horas de agua que puede utilizar para 

producir energía a la capacidad de su unidad de generación durante cada una de 

estas horas, y el proveedor puede vender esta agua durante cualquier hora del 

año debido a su capacidad de almacenar agua, entonces un proveedor sin 

capacidad de ejercer poder unilateral de mercado espera maximizar beneficios al 

vender su agua en las 100 horas de mayor precio del año. El proveedor realizará 

esto ofreciendo vender energía durante todas las horas del año, a un precio de 

oferta igual a su estimación del precio de mercado que regirá durante la 100ª 

hora de mayor precio del año. Para este proveedor, el costo de oportunidad del 

agua es el precio de mercado que regirá durante la 100ª hora de mayor precio del 

año. En un mercado donde ningún proveedor tiene capacidad de ejercer poder 

unilateral de mercado, este costo de oportunidad sería igual al costo marginal de 

la unidad de combustible fósil de mayor costo que opere durante la 100ª hora de 

mayor precio del año. 

 

Esta estrategia de precio de oferta se espera que maximice beneficios para un 

proveedor hidroeléctrico sin capacidad de ejercer poder unilateral de mercado, 

solo si ese proveedor tiene suficiente capacidad de almacenamiento para 



 

mantener toda el agua que recibe durante el año y usarla solo durante las 100 

horas de mayor precio del año. Por ejemplo, supongamos que el propietario de 

una unidad de 100 MW es capaz de almacenar solo 1.000 MWh de energía detrás 

de la represa, pero los flujos llegan a razón de 100 MWh por día. Estos flujos 

implican que en el transcurso del año, el propietario de la unidad de generación 

puede producir 36.500 MWh = 365 días x 100 MWh por día. Basado en la 

capacidad nominal de la unidad de generación, el proveedor podría producir su 

máxima producción durante las 365 horas de mayores precios del año. Sin 

embargo, si estas 365 horas de mayores precios están demasiado juntas, el 

propietario de la unidad no será capaz de producir su producción máxima 

durante todas estas horas, porque se quedará sin agua. Específicamente, si hay 

más de 10 de estas horas de mayor precio en un día, el propietario de la unidad 

no puede vender su máxima producción durante todas estas horas, porque no 

puede almacenar suficiente agua para hacerlo. Adicionalmente, si el intervalo de 

tiempo entre estas horas de mayor precio es mayor de 10 días, el propietario de 

la unidad de generación debe usar agua almacenada para producir electricidad, 

o derramar agua sin producir electricidad. 

 

En consecuencia, el propietario de una unidad de generación sin capacidad de 

ejercer poder unilateral de mercado, que espere maximizar el beneficio, tendrá 

que vender a un precio más bajo que el precio de la 365ª hora de mayor precio 

del año, o derramar agua en la represa y no producir electricidad, ni recibir 

ingresos por esta agua. La existencia de estas limitaciones de operación 

dinámicas complican extremadamente el proceso de cálculo del costo de 

oportunidad del agua, para un propietario de una unidad de generación 

hidroeléctrica sin capacidad de ejercer poder unilateral de mercado. 

 

El cálculo del precio de oferta sin poder de mercado para un proveedor 

hidroeléctrico implicaría, como mínimo, la solución de un problema de 

programación dinámica estocástica para programar todas las unidades 

hidroeléctricas en Colombia, asumiendo que todos los proveedores de 

combustible fósil presentan su curva de disposición a la oferta sin poder de 

mercado. Este modelo llevaría a las unidades de generación hidroeléctrica a 

minimizar el valor presente esperado descontado de los costos de generación de 

combustible fósil y los costos de operación de todas las demás unidades de 

generación asociadas con el servicio de carga en el futuro lejano, asumiendo un 

proceso estocástico para la distribución de los flujos futuros de agua en cada 



 

depósito de agua, un proceso estocástico para la distribución de la demanda 

futura en todos los lugares de Colombia, y un costo de parámetro deficitario para 

valorar el costo de una escasez en el suministro de agua. Como se discutió en 

Wolak (2008), un proceso similar se utilizó para analizar el sistema hidroeléctrico 

de la industria brasileña de electricidad. La construcción de este modelo sería 

una tarea extremadamente compleja, que está plagada de incertidumbres 

importantes, y como ilustra la experiencia de Brasil descrita en Wolak (2008), los 

precios de referencia competitivos resultantes tienden a ser extremadamente 

sensibles a los supuestos sobre la futura distribución de los flujos de agua y al 

crecimiento de la carga, así como a otros supuestos del modelo. Por estas 

razones, utilizamos dos enfoques simplificados que proporcionan límites 

superiores a los precios de referencia competitivos durante los períodos en que 

se espera que los proveedores hidroeléctricos pueden ejercer un poder de 

mercado unilateral significativo. 

 

La primera aproximación para el cálculo del precio de referencia competitivo 

supone que el proveedor hidroeléctrico no reasigna la producción hidroeléctrica 

a través de medias horas, bajo el supuesto de que no hay poder de mercado. El 

supuesto simplificador de que los proveedores hidroeléctricos siguen 

produciendo la misma cantidad de energía en cada período de media hora bajo 

precios de referencia competitivos, debería conducir a mayores precios promedio 

de referencia competitivos ponderados por la cantidad, que el precio de 

referencia competitivo calculado como la solución de un programa dinámico 

estocástico. 

 

Este sesgo al alza en el precio de referencia competitivo se debe a que este 

supuesto implica que se produce menos energía hidroeléctrica durante los 

períodos en que operan las unidades de combustible fósil con mayores costos 

marginales y la curva de costo marginal de combustible fósil agregada es más 

empinada, y se produce más energía hidroeléctrica durante los períodos en que 

operan unidades de combustible fósil con menores costos marginales y la curva 

de costo marginal de combustible fósil agregada es más plana. Por consiguiente, 

esta suposición para el cálculo de los precios de referencia competitivos es 

conservadora, en términos de la obtención de precios promedio de referencia 

competitivos que probablemente sean demasiado altos. El Apéndice de 

Borenstein, Bushnell y Wolak (2002) demuestra rigurosamente que el supuesto 

simplificador de que los proveedores hidroeléctricos no reasignan el agua, 



 

producirá un mayor precio de referencia competitivo promedio ponderado con 

la carga del sistema, de lo que sería el caso si este precio de referencia 

competitivo fuera calculado a partir de la solución del problema de 

programación de generación hidroeléctrica óptima descrito anteriormente. 

 

Para un mayor sesgo de nuestros resultados en la búsqueda de un precio de 

referencia competitivo que es demasiado bajo y rentas de poder de mercado que 

son demasiado altas, se estima la curva de oferta de combustible fósil sin poder 

de mercado utilizando la capacidad real que se ofrece en el mercado mayorista 

por cada unidad de generación de combustible fósil durante esa media hora, en 

lugar de la capacidad nominal de la unidad de generación. Este supuesto implica 

que todas las retenciones de capacidad para ejercer poder unilateral de mercado 

en los resultados de mercado reales, por parte de los propietarios de unidades de 

generación de combustible fósil, se incluyen en la curva de oferta de combustible 

fósil sin poder de mercado. Sólo los precios de oferta asociados con cada 

cantidad real de oferta se restablecen a su costo marginal. Un enfoque menos 

conservador sería sustituir la capacidad de la unidad de generación por la 

cantidad de oferta para calcular la curva de costo marginal agregada de la 

unidad de generación térmica. La utilización de las cantidades de oferta real para 

las longitudes de las escalas en el precio de referencia competitivo hipotético 

produce un precio de referencia competitivo más alto de lo que sería el caso si la 

capacidad real de cada unidad de generación fuera utilizada como la longitud de 

la escala en la curva de oferta térmica sin poder de mercado. Esto se debe a que 

los propietarios de unidades de generación no pueden ofrecer más energía al 

mercado que la capacidad de su unidad y durante muchas horas ofrecen 

significativamente menos que la capacidad de la unidad de generación. 

 

La construcción del precio de referencia competitivo de la Hipótesis 1 para esta 

curva de oferta agregada sin poder de mercado de los proveedores térmicos, se 

muestra en la Figura 15. La curva de oferta de energía térmica sin poder de 

mercado es la función escalonada no decreciente dibujada de izquierda a derecha 

que se encuentra por debajo de la curva de oferta de función escalonada real 

dibujada en la Figura 15. Cada escala de la curva de oferta térmica agregada sin 

poder de mercado tiene una altura igual al costo marginal de esa unidad de 

generación y una longitud igual a la capacidad real que el proveedor de esa 

unidad de generación ofreció en el mercado durante esa hora. Como se discutió 

anteriormente, la longitud de cada escala es normalmente significativamente 



 

menor que la capacidad nominal de la unidad de generación respectiva. El precio 

donde la curva de oferta de energía térmica sin poder de mercado que utiliza 

ofertas de cantidad reales intersecta a la demanda del mercado para esa hora 

menos la cantidad de energía hidroeléctrica suministrada durante esa media 

hora, determina el primer límite superior del verdadero precio de referencia 

competitivo. La línea vertical en la Figura 15 es igual a la diferencia entre la 

demanda agregada para esa hora y la cantidad de energía hidroeléctrica 

proporcionada durante esa hora. El punto en que la curva de oferta sin poder de 

mercado intersecta a la demanda agregada menos la cantidad total de energía 

hidroeléctrica suministrada en esa media hora, es el precio de referencia 

competitivo hipotético (PC). 

 

Las Figuras 16(a) y 16(b) ilustran por qué el precio de la Hipótesis 1 produce un 

límite superior sobre el verdadero precio de referencia competitivo que 

explícitamente resuelve para la producción por hora de los proveedores 

hidroeléctricos sin poder de mercado. Durante los períodos en que la demanda 

de mercado (QdH) menos la producción real hidroeléctrica (QhHA) intersecta la 

curva de costo marginal agregada de los proveedores térmicos (SCH(p)) en la 

parte empinada de la curva, si los proveedores hídricos no tuvieran más la 

capacidad de ejercer poder unilateral de mercado, suministrarían más agua 

durante este período, QhHC  en la Figura 16(a), lo que implica una caída en el 

precio de referencia competitivo hipotético, de PCHA a PCHC. Sin embargo, como 

se señaló antes, sin resolver el problema de programación dinámico estocástico 

descrito bajo el supuesto de no poder de mercado, no podemos calcular el valor 

de QhHC. La Figura 16(b) ilustra la segunda mitad de esta intuición. El proveedor 

hídrico sin capacidad de ejercer poder unilateral de mercado obtendría agua 

adicional reduciendo su producción durante el período real en que el punto de 

intersección de la curva de costo marginal agregada de los proveedores térmicos, 

(SCL(p)), se cruza con la demanda real menos la producción hídrica real ((QdL - 

QhLA) en la parte plana de la curva de costo marginal agregada. Si el proveedor 

hidroeléctrico no tuviera capacidad de ejercer poder unilateral de mercado, 

reduciría la producción durante este período a (QhLC), lo que aumentaría el 

precio de referencia competitivo hipotético de PCLA a PCLC. Sin embargo, como se 

muestra en las Figuras 16 (a) y 16 (b), la disminución en el precio de referencia, 

|PCHA - PCHC|, durante los períodos de alta demanda debería ser 

significativamente mayor que el aumento en el precio de referencia durante los 

períodos de baja demanda, |PCLA to PCLC|. Debido a que la demanda es mucho 



 

mayor durante los periodos en los que PCHA es mayor que PCHC que en los 

períodos en PCLA es inferior a PCLC, el valor promedio ponderado por la cantidad 

del precio de referencia competitivo de la Hipótesis 1 es mayor que el valor 

promedio ponderado por la cantidad del precio de referencia competitivo que 

incluye el comportamiento de toma de precio de los proveedores hidroeléctricos. 

Por esta razón la Hipótesis 1 proporciona un límite superior sobre el verdadero 

precio de referencia competitivo. 

 

Nuestro segundo enfoque para calcular un límite superior en el precio de 

referencia competitivo reconoce que si un proveedor hidroeléctrico produce un 

MWh más de electricidad cuando una unidad de generación de combustible fósil 

está en funcionamiento, está reduciendo el costo total de suministro de 

electricidad en esa media hora por el costo marginal de la unidad de generación 

de combustible fósil de costo más alto que esté en funcionamiento durante esa 

media hora. A menos que todas las unidades de generación de combustible fósil 

en Colombia operen a su máxima capacidad durante una hora de un ciclo anual 

hídrico, lo que es una condición necesaria pero no suficiente para un período de 

verdadera escasez de capacidad de generación de combustible fósil, el costo de 

oportunidad del agua no debería nunca exceder el de la unidad de generación de 

combustible fósil de mayor costo marginal en Colombia. En consecuencia, el 

enfoque de la Hipótesis 2 para calcular el precio de referencia competitivo utiliza 

los incrementos reales de cantidad hidroeléctrica para cada media hora, pero 

limita los precios de oferta asociados con cada incremento en la cantidad, al costo 

marginal de la unidad de combustible fósil de mayor costo en Colombia, en ese 

momento. El precio de oferta asociado a cada cantidad de oferta es el mínimo de 

los precios de oferta reales y el costo marginal de la unidad de combustible fósil 

de mayor costo. 

 

Un período de verdadera escasez de capacidad de generación de combustible 

fósil existiría si hubiera un período de una hora durante el lapso de enero 1 de 

2009 a diciembre 31 de 2012, en que todas las unidades de combustible fósil 

estuvieran operando a su máxima capacidad. El caso de que todas las unidades 

de combustible fósil en Colombia estuvieran operando a su máxima capacidad 

no parece haber ocurrido durante el período de la muestra. Este resultado 

implica que el costo de oportunidad del agua no debería exceder el de la unidad 

de generación de combustible fósil de mayor costo variable en el sistema 

colombiano, en cualquier momento durante el período de la muestra, porque no 



 

surgieron verdaderas condiciones de escasez de capacidad de generación de 

combustible fósil. Esta visión produce la segunda y más conservadora estimación 

del costo de oportunidad del agua para los proveedores hidroeléctricos sin poder 

de mercado —el costo marginal de la unidad de generación de combustible fósil 

de mayor costo en el sistema colombiano. 

 

La Figura 17 demuestra que no se presentó un período de verdadera escasez de 

capacidad de generación térmica durante el período de la muestra. La línea roja 

en la figura representa la cantidad total de capacidad instalada de generación 

térmica en Colombia para cada hora, durante el período de la muestra. Cada 

punto azul representa la generación térmica real total en una hora durante el 

período de la muestra. Para todas las horas en el período de la muestra, la 

cantidad total de generación térmica es significativamente menor que el monto 

total de capacidad de generación térmica. De hecho, la máxima utilización de 

capacidad de energía térmica por hora de la muestra —energía total producida 

por hora dividida por el total de la capacidad instalada—fue 87,3 por ciento, que 

ocurrió a principios de 2010. El valor máximo para el año 2009 fue de 85,8 por 

ciento, mientras que los máximos de 2011 y 2012 fueron menos de 56 por ciento. 

Estos resultados sugieren que el precio de referencia competitivo de nuestra 

Hipótesis 2 es probable que proporcione un límite superior muy holgado sobre el 

verdadero precio de referencia competitivo que resuelve para el nivel de 

producción de energía hidroeléctrica sin poder de mercado. 

 

Este enfoque utiliza una curva de disposición a la oferta hidroeléctrica sin poder 

de mercado en la que todos los precios de oferta tienen un límite en el costo 

marginal de la unidad de generación de combustible fósil de mayor costo en el 

sistema colombiano. Este enfoque proporciona un límite superior de extremada 

holgura en la curva de disposición a la oferta hidroeléctrica sin poder de 

mercado de un proveedor hidroeléctrico sin capacidad de ejercer poder 

unilateral de mercado, porque implica que el proveedor produciría en el nivel de 

producto asociado con este costo de oportunidad del agua, sólo cuando la 

unidad de combustible fósil de mayor costo marginal en Colombia también 

estuviera produciendo. Este enfoque esencialmente asume que todos los precios 

de oferta hidroeléctrica por debajo del costo marginal de la unidad térmica de 

costo marginal más alto en el sistema no reflejan el ejercicio de poder unilateral 

de mercado. 

 



 

La construcción de esta curva de oferta agregada de proveedores hidroeléctricos 

sin poder de mercado se muestra en la Figura 18. La curva de oferta agregada de 

proveedores hidroeléctricos sin poder de mercado es la función escalonada no 

decreciente dibujada de derecha a izquierda. La longitud de cada escala es igual 

a los MW reales que ofrece en el mercado esa unidad de generación y la altura de 

cada escala es el mínimo precio de oferta real para esa unidad de generación y el 

costo variable de la unidad fósil de mayor costo en Colombia. Es igual a la curva 

de oferta hidroeléctrica real para todos los precios de oferta por debajo de la 

unidad fósil de costo marginal más alto en Colombia. El precio de oferta para 

todas las ofertas de cantidad hidroeléctrica está entonces limitado por el de la 

unidad fósil de costo marginal más alto en Colombia. La utilización de la 

cantidad real de oferta de capacidad hidroeléctrica en lugar de la capacidad 

nominal de la unidad es extremadamente conservador para la obtención de un 

bajo precio de referencia competitivo, porque los propietarios de las unidades 

hidroeléctricas someten rutinariamente las cantidades de oferta total de cada 

unidad de generación a un nivel significativamente menor que la capacidad 

nominal de la unidad. 

 

El punto de intersección de esta curva de oferta agregada hidroeléctrica sin 

poder de mercado con la curva de oferta térmica sin poder de mercado es el 

precio de mercado hipotético. Este enfoque es muy conservador, es decir, 

produce un límite superior holgado sobre el verdadero precio de referencia 

competitivo, por dos razones principales. En primer lugar, las dos curvas de 

oferta hipotéticas utilizan la cantidad real de oferta presentada durante esa hora, 

en lugar de la capacidad nominal de las unidades de generación de energía 

hidroeléctrica y térmica. En segundo lugar, todas las ofertas hidroeléctricas por 

debajo de la unidad térmica de costo marginal más alto en Colombia son iguales 

a sus valores reales, que es probable que reflejen el ejercicio de poder unilateral 

de mercado y por lo tanto conduzcan a mayores precios de referencia 

competitivos durante todas las horas del día. Por esta razón, los precios de la 

Hipótesis 2 probablemente sean mayores que el verdadero precio de referencia 

competitivo durante todas las horas del día, en lugar de simplemente obtener 

precios promedio diarios mayores que el verdadero precio de referencia 

competitivo, como es el caso de los precios de la Hipótesis 1. 

 

Ambos enfoques para el cálculo del precio de referencia competitivo permiten a 

los proveedores continuar ejerciendo poder unilateral de mercado a través de la 



 

cantidad de capacidad de generación que ellos retienen del mercado en el cálculo 

de la curva de oferta sin poder de mercado. Estas curvas asumen que los 

proveedores de combustibles fósiles y térmicos sólo ofrecen la cantidad de 

capacidad de cada unidad de generación que, efectivamente, ofrecieron. Sólo los 

precios de oferta asociados con estas cantidades cambian con respecto a las 

curvas de oferta real térmica e hidroeléctrica. Estas son suposiciones muy 

conservadoras frente a la constatación de que los precios reales son 

significativamente superiores a los precios de referencia competitivos. 

 

La figura 19 ilustra la descomposición de los ingresos de la energía mayorista en 

los distintos componentes, basándose en los precios de referencia competitivos. 

La diferencia entre el precio real y el precio de referencia competitivo son las 

rentas de poder de mercado. El valor de FAZNI veces la cantidad demandada es 

igual a los pagos totales de FAZNI. El valor de CEE veces la cantidad 

demandada es el total de pagos de capacidad. El precio de referencia competitivo  

veces la cantidad demandada menos el costo variable total de todas las unidades 

de generación térmica e hidroeléctrica es igual a las rentas del mercado 

competitivo. Con el fin de calcular el costo variable de las unidades térmicas, se 

utilizaron los costos reales de combustible de la unidad, más los costos variables 

de operación y mantenimiento, para cada día de la muestra. Para las unidades 

hidroeléctricas, se utilizó US$5/MWh como límite superior del posible costo 

variable de la energía hidroeléctrica. 

 

Las figuras 20 y 21 dan la descomposición mensual de cada uno de estos 

componentes de los ingresos totales mayoristas para el precio Hipotético 1 y el 

precio Hipotético 2, respectivamente. Para la mayoría de los meses del período 

de la muestra, las rentas de poder de mercado son modestas. Sin embargo, para 

ambos conjuntos de precios hipotéticos, hay tres períodos sostenidos de 

importantes rentas de poder de mercado. El primer período corresponde a los 

últimos cuatro meses de 2009 y los primeros cinco meses de 2010. El siguiente 

corresponde a septiembre y octubre de 2011. El tercer período son los últimos 

cinco mes de 2012. De acuerdo con nuestra lógica anterior, la magnitud absoluta 

de las rentas con poder de mercado durante estos períodos se estima que es 

mayor para los precios Hipotéticos 1 frente a los precios Hipotéticos 2. Sin 

embargo, existe el mismo patrón de períodos de altas rentas de poder de 

mercado para ambos conjuntos de precios hipotéticos. 

 



 

Las Tablas 3 y 4 contienen los precios promedio en Bolsa ponderados por las 

cantidades mensuales y los precios Hipotéticos 1 e Hipotéticos 2, 

respectivamente. Esto es seguido por los promedios anuales de estos precios 

ponderados por la cantidad. La tercera columna de cada tabla muestra la 

diferencia entre el precio real promedio mensual o anual y el precio de referencia 

competitiva dividido por el precio promedio mensual en Bolsa. Estas diferencias 

confirman los resultados de las figuras 20 y 21, debido a que los meses con altas 

rentas de poder de mercado también son los que tienen altas diferencias de 

precios. 

 

La Figura 22 representa los valores promedio diarios de los precios reales en 

Bolsa y los valores promedio diarios del precio de referencia competitivo de la 

Hipótesis 1, desde  enero 1 de 2009 hasta  diciembre 31 de 2012. Durante muchos 

períodos prolongados de tiempo, el precio en Bolsa y el precio Hipotético 1 se 

siguen muy de cerca el uno al otro. Sin embargo, hay períodos prolongados en 

que los precios reales son significativamente superiores a los precios de 

referencia competitivos de la Hipótesis 1. Estos períodos coinciden 

principalmente con los períodos de poca agua en el último trimestre de 2009 y 

2012 y el primer trimestre de 2010. Para el resto del período de la muestra, 

encontramos que los precios reales promedio están razonablemente cerca de los 

precios reales de referencia competitivos. 

 

La Figura 23 reproduce la Figura 22 para el precio de referencia competitivo de la 

Hipótesis 2. Las mismas conclusiones son válidas para este precio, pero la 

magnitud de las diferencias promedio entre el precio real y el precio de 

referencia competitivo durante los períodos de poca agua es más pequeña, y el 

precio de referencia competitivo sigue más de cerca a los precios reales durante 

el resto del período de la muestra. 

 

La Figura 24 representa los valores promedio por hora de los precios en Bolsa y 

los valores promedio por hora del precio de referencia competitivo de la 

Hipótesis 1 durante el día. Este gráfico demuestra que las desviaciones más 

grandes entre los dos precios tienden a ocurrir durante la hora de más alto precio 

del día, aunque los precios reales son superiores a los precios de referencia de 

manera uniforme a lo largo de todas las horas del día. La Figura 25 presenta el 

mismo argumento para el precio de referencia competitivo de la Hipótesis 2. 

Aunque la diferencia promedio por hora entre este precio de referencia y el 



 

precio real es aproximadamente la mitad del tamaño de la diferencia promedio 

de precio de la Hipótesis 1, las mismas conclusiones cualitativas son válidas para 

este precio. La diferencia absoluta entre el precio real y el precio de referencia 

competitivo es mayor durante las horas de más alto precio del día y el precio de 

referencia competitivo es menor que el precio real para todas las horas del día. 

 

La Figura 26 presenta esta misma figura en cada año de la muestra para los 

precios Hipotéticos 1. En 2009 y 2011 la diferencia promedio entre los dos precios 

es significativamente menor que en 2010 y 2012, aunque en todos los años la 

diferencia entre los dos precios para las horas del día de alto precio es la más 

grande. La Figura 27 reproduce la Figura 26 para los precios Hipotéticos 2. Las 

mismas conclusiones cualitativas son válidas para este hipotético precio de 

referencia competitivo, aunque hay muy poca diferencia entre los dos precios en 

2009 y 2011, excepto en las horas del día de alto precio. Las diferencias son 

mayores en 2010 y 2012 y positivas para todas las horas del día. 

 

Con el fin de entender los factores que conducen a períodos con precios de 

referencia competitivos que son significativamente inferiores a los precios reales 

de mercado, ejecutamos la siguiente regresión no paramétrica sobre una base 

horaria: 

 

Diferencia de precio(h) = g(Producción tres grandes (h)) + e(h) 

 

Donde Diferencia de precio(h) = (P(real,h) – P(ref,h))/P(real,h). P(real,h) = precio 

en Bolsa en la hora h, P(ref,h) = precio de referencia competitivo en la hora h, 

Producción tres grandes (h) = producción en MWH de los tres mayores 

proveedores de Colombia en la hora h, y e(h) = término de error de media 0. 

 

La Figura 28 representa el valor ajustado de esta regresión en cada año del 

período de la muestra para el precio de referencia competitivo de la Hipótesis 1. 

En todos los casos, esta curva tiene pendiente positiva, lo que indica que las 

desviaciones por hora más altas del precio de referencia competitivo se asocian 

con mayores niveles de producción por hora de los tres proveedores más 

grandes de Colombia. 

 

La Figura 29 reproduce el mismo argumento para el precio de referencia 

competitivo de la Hipótesis 2. Una vez más, las curvas son de pendiente positiva 



 

para cada uno de los años de la muestra, lo que indica que las desviaciones 

horarias más grandes de los precios de referencia competitivos se asocian con 

mayores niveles de producción por hora de los tres proveedores más grandes de 

Colombia. 

 

Evidencia de la transmisión de los precios al por mayor a los precios al por 

menor. 

 

Las rentas con poder de mercado descritas en la sección anterior se calculan en el 

nivel mayorista, pero los tres grandes proveedores de Colombia tienen 

obligaciones de carga minorista importantes, vendidas a precios que no varían 

con los precios al por mayor por hora. Cada proveedor vende la energía que 

produce para servir a su obligación de carga minorista por hora a un precio al 

por mayor implícito igual a la diferencia entre su precio minorista promedio 

menos su costo promedio de venta minorista, de transmisión y de distribución 

de electricidad. Para investigar en qué medida los cambios en los precios al por 

mayor a corto plazo se reflejan en los precios al por menor, la Figura 30 

representa gráficamente el precio promedio diario en Bolsa, el precio mayorista 

promedio implícito en los precios minoristas que pagan los consumidores 

regulados, y el precio mayorista promedio implícito en los precios minoristas 

que pagan los consumidores no regulados, en el período abril 1 de 2009 a abril 1 

de 2013. 

 

Tres conclusiones pueden extraerse de esta figura. En primer lugar, los precios 

minoristas son mucho menos volátiles que el precio diario en Bolsa. En segundo 

lugar, los clientes regulados pagan sistemáticamente más altos precios al por 

mayor implícitos en sus precios minoristas, en relación con los clientes no 

regulados. En tercer lugar, los minoristas parecen ganar un margen positivo 

(precios mayoristas implícitos promedio mayores que el precio promedio en 

Bolsa) en las ventas a los clientes regulados durante el período de la muestra, 

mientras que los minoristas parecen tener un margen negativo (precios 

mayoristas implícitos promedio inferiores al precio promedio en Bolsa) en las 

ventas a clientes no regulados. 

 

Aunque hay explicaciones basadas en los costos para que haya un menor precio 

mayorista implícito en el precio minorista pagado por los consumidores no 

regulados, esta diferencia de precio parece demasiado grande para ser explicada 

por el hecho de que los consumidores no regulados son más grandes y más 



 

propensos a tener formas de carga más planas, que tienen más bajos costos de 

servicio. Un análisis a nivel de cliente de los determinantes de los márgenes 

minoristas podría arrojar luz sobre los determinantes de estos márgenes. 

 

Conclusiones del análisis del comportamiento del mercado 
Las medidas del comportamiento del mercado que se presentan en la Sección 5 

permiten sacar tres conclusiones principales: En primer lugar, para la mayoría de 

las horas desde el 1 de enero de 2009 hasta el 31 de diciembre de 2012, la 

diferencia promedio entre los precios reales y los dos conjuntos de precios de 

referencia competitivos es pequeña. En segundo lugar, para la mayoría de los 

años de nuestro período de muestra, la diferencia promedio entre los precios 

reales y ambos conjuntos de precios de referencia competitivos es pequeña. En 

tercer lugar, hay por lo menos tres períodos sostenidos de dos a seis meses de 

duración, en que la diferencia promedio entre los precios reales y los precios de 

referencia competitivos es muy grande. Debido a que estos períodos 

generalmente persisten por más de tres meses, las rentas totales de poder de 

mercado en cada uno de estos períodos son significativas económicamente. 

 

La relación observada entre los precios al por mayor a corto plazo y los precios 

promedio minoristas regulados y no regulados sugiere que los consumidores 

regulados soportan una parte mayor de la carga que los consumidores no 

regulados en estos períodos de ineficiencias del mercado significativas 

económicamente, que son impulsadas principalmente por períodos de pocas 

aguas actuales o esperados en el futuro. Este resultado sugiere que los 

mecanismos utilizados para cubrir el riesgo de los precios en Bolsa por los 

consumidores no regulados tienen más éxito en el control de precios minoristas 

que los mecanismos utilizados por los consumidores regulados. El proceso de 

gestión de riesgo del precio de corto plazo utilizado para fijar los precios 

minoristas a que se enfrentan los consumidores regulados, no puede enfocarse 

en la compra de coberturas con suficiente antelación a la entrega como para 

evitar que una fracción significativa de la subida de los precios al por mayor 

asociados a estos períodos de pocas aguas sean incorporados a los precios 

minoristas que pagan los consumidores regulados. En concreto, si los 

consumidores minoristas regulados están comprando coberturas contra riesgos 

de precio a corto plazo inferiores a un año antes de la entrega, entonces es 

probable que una gran incertidumbre sobre la posibilidad de futuras condiciones 

de poca agua se haya resuelto en este horizonte de tiempo de entrega, de modo 

que los consumidores pagarán precios más altos como resultado de ello. 



 

 

Por el contrario, parece probable que la mayoría de los consumidores no 

regulados reconozca la necesidad de comprar sus coberturas contra estos 

períodos de pocas aguas con antelación suficientemente razonable, a fin de evitar 

precios de mercado futuros que reflejen una alta probabilidad de futuras 

condiciones de poca agua. En concreto, mediante la compra de una cobertura de 

su riesgo de precio a corto plazo más de un año antes de la entrega, es poco 

probable que dicho minorista pague un precio que refleje una alta probabilidad 

de nivel bajo de las condiciones de agua, ya que es muy difícil predecir con 

confianza significativa condiciones de poco agua, con más de un año de 

antelación a la entrega. 

 

Recomendaciones 

 

Con base en las dos medidas de comportamiento del mercado, el mercado 

mayorista de electricidad en Colombia parece producir resultados cercanos a los 

de referencia de competencia perfecta en la mayoría de las horas de nuestro 

período de muestra. Sin embargo, durante los períodos de bajas condiciones de 

agua, la desviación de los resultados reales del mercado respecto al resultado de 

referencia perfectamente competitiva, puede ser sustancial. Estos resultados 

parecen ser en gran parte el resultado de una lenta respuesta de las obligaciones 

de mercado a futuro a precio fijo al cambio en el producto esperado de las 

unidades de generación hidroeléctrica versus las de generación térmica, bajo 

condiciones hidrológicas adversas. 

 

Esta lógica proporciona la primera recomendación: abandonar el enfoque de 

Cargo por Confiabilidad para mantener un suministro confiable de electricidad y 

en lugar de ello, centrarse en el desarrollo de un mercado activo de obligaciones 

de contratos a futuro a precio fijo, para financiar nuevas inversiones en 

generación y cubrir las fluctuaciones de precios a corto plazo que resultan de 

cambios en las condiciones hidrológicas, provocados por los fenómenos de El 

Niño. En este punto, es importante hacer hincapié en que el principal desafío de 

confiabilidad que enfrenta Colombia no es la insuficiente capacidad de 

generación para satisfacer la demanda, como es probable que sea el caso de un 

sistema dominado por generación térmica. En cambio, el principal desafío de 

confiabilidad es insuficiencia de energía disponible para satisfacer la demanda, 

por lo general a causa de un fenómeno de El Niño. Por esta razón, los esfuerzos 



 

regulatorios para asegurar un suministro futuro confiable de energía deberían 

centrarse en el desarrollo de un mercado a futuro de energía, con al menos dos 

años de antelación a la entrega, para garantizar la protección contra este riesgo. 

 

Hay dos características importantes del riesgo de un fenómeno de El Niño, que 

forman la base de esta recomendación. En primer lugar, estos fenómenos ocurren 

con regularidad y tienen una duración de por lo menos un ciclo hidroeléctrico 

anual. En segundo lugar, existe una incertidumbre considerable sobre la 

magnitud y la duración de estos fenómenos, cuando se producen. Estos dos 

factores implican que las expectativas acerca de la probabilidad y gravedad de 

un fenómeno de El Niño impactan el costo de oportunidad del agua para las 

unidades de generación hidroeléctrica, y por lo tanto las curvas de oferta de estos 

proveedores. Debido a la competencia menos agresiva para suministrar energía 

por parte de los propietarios de unidades de generación hidroeléctrica en 

condiciones de aguas bajas, los proveedores térmicos se enfrentan a curvas de 

demanda residual menos elásticas y por lo tanto son capaces de presentar curvas 

de oferta más empinadas y establecer mayores precios de equilibrio del mercado. 

Esta lógica implica que, a fin de limitar el impacto de estas expectativas de 

futuras condiciones de poca agua que afectan la competitividad de los resultados 

del mercado a corto plazo, la gran mayoría de las actividades de cobertura de 

mercado a futuro debe realizarse con suficiente antelación a la entrega para que 

una fracción significativa de la incertidumbre de un futuro fenómeno de El Niño 

no se haya resuelto, y por lo tanto haga que el mercado incorpore esta 

información en los precios de la energía en el mercado a futuro. 

 

En consecuencia con lo anterior, la recomendación de dedicar esfuerzo 

regulatorio importante al desarrollo de un activo mercado a futuro de energía, 

para entregas de energía a más de dos años en el futuro. En primer lugar, la 

contratación a futuro de energía con este horizonte de entrega permite a nuevos 

operadores competir para suministrar este producto, lo que aumenta el grado de 

competencia de los proveedores existentes de cara a vender su energía en el 

mercado a futuro. En segundo lugar, al exigir a los minoristas comprar la mayor 

parte de sus necesidades energéticas con horizontes temporales mayores de dos 

años en el futuro, se asegura que los precios que pagan no reflejen una alta 

probabilidad de un fenómeno de El Niño durante el período de entrega, 

acompañado por elevados precios esperados de la energía a corto plazo. 

 



 

La segunda recomendación se basa en un elemento importante del proceso de 

determinación de los precios en el mercado mayorista de Colombia, que debilita 

las aparentemente favorables propiedades de eficiencia de los resultados del 

mercado existentes. En concreto, el precio en Bolsa se establece basado en el 

proceso de despacho de generación ideal, que supone una sola red sin 

congestiones en Colombia y que no hay restricciones en la cantidad de energía 

hidroeléctrica que se puede utilizar en cualquier hora del día, dos supuestos que 

son claramente falsos prácticamente en todas las horas del año, como lo 

demuestra el análisis de la Sección 2. El despacho real de muchas unidades de 

generación es a menudo significativamente diferente del despacho ideal de ellas. 

Este es particularmente el caso en condiciones de poca agua, cuando se despacha 

significativamente más generación térmica, que gana en el proceso utilizado para 

fijar el precio en Bolsa. Durante los períodos en que hay una diferencia 

significativa entre el despacho ideal y real de las unidades de generación, una 

fracción significativa de los ingresos que los propietarios de las unidades de 

generación ganan, provienen de los pagos de reconciliación positivos y 

negativos. 

 

Por esta razón, el precio en Bolsa se vuelve menos representativo del costo de 

oportunidad de producción de energía para cualquier unidad de generación. 

Además, el proceso utilizado para determinar el despacho real es muy poco 

probable que produzca una configuración de menor costo de las unidades de 

generación para atender la demanda en todas las localidades de Colombia, pues 

está sujeto a la capacidad de la red de transmisión existente y otras limitaciones 

de operación importantes. Por ambas razones, la eficiencia real del mercado se 

vería reforzada mediante el establecimiento de los precios que se pagan a las 

unidades de generación y la determinación de sus niveles de operación, 

basándose en un mecanismo de mercado que reconozca explícitamente la 

configuración de la red de transmisión y otras limitaciones de operación 

importantes. Wolak (2011) demuestra que el ahorro anual, en términos del costo 

de servir a los consumidores finales puede ser sustancial, haciendo que la 

utilización del mercado financiero para fijar los precios y determinar la 

programación con un día de antelación refleje la operación real de la red de 

transmisión física. Wolak (2011) encuentra un ahorro anual en el costo total de 

operación de las unidades de combustible fósil en California de más de $100 

millones de dólares al año, como resultado de la transición de un diseño de 

mercado zonal similar al del mercado colombiano actual, a un mercado de 



 

precios marginales localizados, lo que hace que la utilización del mercado 

financiero para fijar los precios y programación con un día de antelación refleje la 

configuración real del sistema en la mayor medida posible. Dada la gran 

magnitud de congestión en la transmisión en Colombia y muchas limitaciones 

operativas dictadas por la generación hidroeléctrica, el porcentaje de ahorro de la 

implementación de un mercado de precios marginales localizados en Colombia, 

probablemente sea aún mayor que en California. 

 

Una última recomendación es implementar una liquidación múltiple, en lugar 

del mercado de liquidación única a corto plazo actual. Esto eliminaría la 

necesidad de los pagos de reconciliación positivos y negativos establecidos 

administrativamente o los pagos de puesta en marcha asociados al encendido de 

las unidades de generación. Proveedores y distribuidores presentarían curvas de 

disposición a la oferta y curvas de disposición a la demanda de energía en un 

mercado a futuro con un día de antelación. La mejor estimación del operador del 

sistema de la configuración de la red de transmisión y otras limitaciones de 

operación importantes durante el día siguiente, sería utilizada por el algoritmo 

de fijación de precios marginales localizados para fijar los precios de equilibrio 

del mercado y determinar la programación con un día de antelación para todas 

las unidades de generación y entidades que sirven a la carga. Estas 

programaciones con un día de antelación son compromisos financieros firmes. 

En concreto, si un proveedor no puede producir la energía vendida en el 

mercado del día anterior, debe adquirir dicha energía en el mercado en tiempo 

real. Del mismo modo, si una entidad que sirve a la carga consume más que su 

programación del día anterior, la entidad que sirve a la carga debe comprar esta 

energía en el mercado en tiempo real. 

 

Estas compras y ventas en el mercado en tiempo real eliminan la necesidad de 

pagos de reconciliación regulados positivos y negativos. En cambio, el mercado 

en tiempo real fija los precios por los aumentos y disminuciones en la producción 

en tiempo real de las unidades de generación y el consumo en tiempo real, 

utilizando las ofertas presentadas por los proveedores y las propuestas 

presentadas por las cargas programadas de forma dinámica en el mercado en 

tiempo real. Estos precios efectivamente proporcionan pagos específicos de 

localización determinados por el mercado, por los movimientos hacia arriba y 

hacia abajo de las unidades de generación y entidades que sirven a la carga, en 

cada punto de la red de transmisión. Además, estos precios ofrecen fuertes 



 

incentivos para que los participantes del mercado no actúen para hacer que a su 

unidad de generación se le pida que proporcione energía adicional en el mercado 

en tiempo real, como es el caso de los actuales pagos de reconciliación positivos. 

 

El uso de un mercado del día anterior que respete todas las limitaciones de 

transmisión y otras limitaciones importantes de operación en los procesos de 

despacho y de fijación de precios, es probable que produzca programaciones con 

un día de antelación para todas las unidades de generación y entidades que 

sirven a la carga, que son físicamente factibles. Esto implica que, a diferencia del 

actual mercado de fijación única, los programas de generación que resultan del 

mercado del día anterior es muy poco probable que sean significativamente 

diferentes de la operación real de estas unidades de generación, a menos que 

haya un cambio sustancial en las condiciones del sistema entre el cierre del 

mercado del día anterior y la operación del sistema en tiempo real, tales como 

cortes de transmisión o interrupción importante de generación. Por último, 

debido a que el mercado del día anterior es puramente financiero, el propietario 

de una unidad de generación que no crea que puede recuperar sus costos de 

puesta en marcha con el precio y la cantidad establecidos en el mercado del día 

anterior, puede simplemente no producir la energía y comprar lo que no 

suministró en el mercado en tiempo real. Sin embargo, es importante que este 

proveedor esté seguro de que al no producir la energía vendida en el mercado 

del día anterior, no hará subir el precio marginal localizado en ese lugar, en el 

mercado en tiempo real. Sin embargo, el mercado de liquidación múltiple 

proporciona un mecanismo para que los propietarios de unidades de generación 

cubran el riesgo de no poder recuperar sus costos de puesta en marcha y de no-

carga vendiendo energía en el mercado del día anterior. 

 

En consecuencia, el cambio hacia un mercado de fijación de precios marginales 

de liquidación múltiple localizados se ocupa prácticamente de todos los 

principales desafíos de diseño que enfrenta el mercado colombiano —1) las 

significativas y persistentes desviaciones entre la generación ideal y la real, 2) la 

cantidad creciente de pagos de rconciliación, y 3) la supuesta necesidad de dar 

cuenta de los costos de puesta en marcha en la selección de las unidades de 

generación para producir energía. 

 

Una última ventaja de un mercado de liquidación múltiple es que este puede 

mejorar la liquidez del mercado de contratos a futuro a precio fijo de energía, 



 

debido a que el mercado de un día de antelación ofrece un precio estable y 

predecible contra el cual se pueden satisfacer los contratos a futuro a precio fijo. 

En todos los mercados de liquidación múltiple, los precios con un día de 

antelación tienden a ser estables y predecibles, mientras que el precio en tiempo 

real puede variar significativamente. Por esta razón, los participantes del 

mercado están mucho más dispuestos a suscribir contratos a futuro que se 

satisfagan contra el precio del día anterior versus el precio en tiempo real. 

 

Por último, en la medida en que el proceso regulador adopte la primera 

recomendación y se centre en el desarrollo de un mercado de contratos a futuro a 

precio fijo, de entregas con más de dos años de antelación, el precio del día 

anterior es el precio ideal de corto plazo contra el cual estos contratos deberían 

satisfacerse. Por ejemplo, estos contratos se satisfarían contra el precio promedio 

de nivel de nodo ponderado por la cantidad. El cumplimiento de todos los 

contratos en términos de entrega con más de dos años de antelación contra este 

precio aumentaría aún más la liquidez del mercado para los contratos de entrega 

de más de dos años en el futuro. 

 

Tablas y figuras 

Tabla 37. Capacidad instalada térmica e hidroeléctrica de los cinco 
mayores proveedores en Colombia 

Año Porcentaje de horas 
con 

generación térmica 
ideal 

total igual a cero 

Porcentaje de horas 
con 

generación térmica 
real  

total igual a cero 

2009 0.000 0.0 

2010 0.057 0.0 

2011 5.171 0.0 

2012 4.531 0.0 

 
 



 

Tabla 38. Capacidad instalada térmica e hidroeléctrica de los cinco 
mayores proveedores en Colombia 

 
 

Tabla 2:  Capacidad instalada térmica e hidroeléctrica de los cinco mayores 
proveedores en Colombia 
 Columna 1: Empresa 
 Columna 2: Capacidad hidroeléctrica (MW) 
 Columna 3: Capacidad térmica (MW) 
 Columna 4: Capacidad total (MW) 

 

Tabla 39. Precios promedio ponderados por la cantidad en Bolsa y bajo 
la Hipótesis 1, por meses y años ($/KWh) 

Año Mes Precio Bolsa prom. pond. Precio referencia prom. pond. 
Difer. 

precios 

2009 

1 134.5464 114.9495 0.145652 

2 123.6372 112.1452 0.092949 

3 110.4833 112.2267 -0.01578 

4 91.05503 106.9341 -0.17439 

5 120.0387 106.9229 0.109263 

6 128.0787 104.0627 0.18751 

7 127.437 145.182 -0.13925 

8 129.5671 144.3892 -0.1144 

9 186.2383 153.5427 0.175558 

10 194.3673 165.5548 0.148238 

11 155.24 161.5996 -0.04097 

12 201.7284 174.4368 0.135289 

2010 

1 155.1198 107.4785 0.307126 

2 199.3918 112.7023 0.43477 

3 192.9129 108.8808 0.435596 

4 195.634 112.4133 0.42539 

5 152.0421 111.5715 0.26618 

6 94.19726 98.29285 -0.04348 

7 84.34681 87.99831 -0.04329 

8 87.47399 86.04966 0.016283 



 

Año Mes Precio Bolsa prom. pond. Precio referencia prom. pond. 
Difer. 

precios 

9 115.1332 89.70883 0.220826 

10 139.9477 94.50928 0.324681 

11 95.55587 87.79154 0.081254 

12 70.6448 98.63902 -0.39627 

2011 

1 92.50937 98.63886 -0.06626 

2 107.0537 96.60608 0.097592 

3 81.29163 100.3405 -0.23433 

4 77.50102 96.96955 -0.2512 

5 61.73062 94.87251 -0.53688 

6 63.16055 89.50676 -0.41713 

7 57.87363 91.75895 -0.58551 

8 92.70906 105.7245 -0.14039 

9 97.18462 106.498 -0.09583 

10 77.91347 109.0985 -0.40025 

11 74.89949 107.1479 -0.43056 

12 58.30936 107.7031 -0.8471 

2012 

1 56.0229 104.0878 -0.85795 

2 81.09715 104.4601 -0.28809 

3 120.3856 105.8195 0.120995 

4 59.71432 86.1526 -0.44275 

5 48.29108 96.14462 -0.99094 

6 89.50157 94.60672 -0.05704 

7 82.80147 106.2845 -0.28361 

8 143.55 125.2499 0.127483 

9 186.3313 134.8497 0.276291 

10 201.7572 140.9144 0.301565 

11 169.6926 135.8009 0.199724 

12 183.2339 131.47 0.282502 
 

 

 

 

 

 

  

Año Precio Bolsa prom. pond. Precio referencia prom. pond. 
Difer. 

precios 

2009 142.6061 134.0821 0.059773 

2010 131.6864 99.59786 0.243674 

2011 78.58242 100.4804 -0.27866 

2012 119.9749 114.3231 0.047108 



 

Tabla 40. Precios promedio ponderados por la cantidad en Bolsa y bajo 
la Hipótesis 2, por meses y años ($/KWh) 

Año Mes Precio Bolsa prom. pond. Precio referencia prom. pond. 
Difer. 

precios 

2009 

1 134.5464 126.4942 0.059847 

2 123.6372 117.2249 0.051863 

3 110.4833 108.5087 0.017873 

4 91.05503 92.98514 -0.0212 

5 120.0387 114.7121 0.044374 

6 128.0787 117.2078 0.084877 

7 127.437 134.3052 -0.0539 

8 129.5671 135.8703 -0.04865 

9 186.2383 179.1126 0.038261 

10 194.3673 192.9714 0.007182 

11 155.24 158.9096 -0.02364 

12 201.7284 205.7809 -0.02009 

2010 

1 155.1198 143.4776 0.075053 

2 199.3918 180.7736 0.093375 

3 192.9129 178.2331 0.076096 

4 195.634 180.9152 0.075237 

5 152.0421 136.511 0.10215 

6 94.19726 90.21544 0.042271 

7 84.34681 81.93657 0.028575 

8 87.47399 82.21276 0.060146 

9 115.1332 99.39971 0.136655 

10 139.9477 114.1949 0.184017 

11 95.55587 88.863 0.070041 

12 70.6448 80.63815 -0.14146 

2011 

1 92.50937 96.81288 -0.04652 

2 107.0537 102.3403 0.044028 

3 81.29163 87.46407 -0.07593 

4 77.50102 78.39704 -0.01156 

5 61.73062 68.0005 -0.10157 

6 63.16055 66.13764 -0.04714 

7 57.87363 63.45576 -0.09645 

8 92.70906 92.04271 0.007188 

9 97.18462 92.71041 0.046038 

10 77.91347 81.29521 -0.0434 

11 74.89949 85.88032 -0.14661 

12 58.30936 59.97874 -0.02863 

2012 1 56.0229 55.89211 0.002335 



 

2 81.09715 74.63672 0.079663 

3 120.3856 112.3715 0.06657 

4 59.71432 61.78645 -0.0347 

5 48.29108 46.89427 0.028925 

6 89.50157 87.47892 0.022599 

7 82.80147 86.02696 -0.03895 

8 143.55 133.4239 0.070541 

9 186.3313 168.3672 0.09641 

10 201.7572 182.5526 0.095187 

11 169.6926 156.5348 0.077539 

12 183.2339 161.1939 0.120283 
 

Año Precio Bolsa prom. pond. Precio referencia prom. pond. 
Difer. 

precios 

2009 142.6061 141.134 0.010323 

2010 131.6864 121.2701 0.079099 

2011 78.58242 81.32915 -0.03495 

2012 119.9749 111.8635 0.067609 
 

 

                    

Figura 28. Promedio precio de bolsa diario, 2009 – 2012 

Eje X: Fecha del año 
Eje Y: Precio promedio en Bolsa ($/kw/h) 

 



 

 

Figura 29. Generación total diaria, 2009 – 2012 

Eje X: Fecha del año 
Eje Y: Generación diaria real total fósil e hídrica (mw/h) 

 

    

Figura 30. Promedio por hora del precio en Bolsa durante el día, por año 
2009 a 2012 

Eje X: Hora del día 
Eje Y: Precio promedio en Bolsa ($/kw/h) 



 

 

Figura 31. Desviación estándar por hora del precio en Bolsa durante el 
día, por año 2009 a 2012 

Eje X: Hora del día 
Eje Y: Desviación estándar del precio en Bolsa ($/kw/h) 

 

                 

Figura 32. Promedio por hora de la demanda doméstica durante el día, 
por año 2009 a 2012 

Eje X: Hora del día 
Eje Y: Demanda doméstica promedio (mw/h) 



 

 

  

Figura 33. Desviación estándar de la demanda doméstica por hora 
durante el día, por año 2009 a 2012 

Eje X: Hora del día 
Eje Y: Desviación estándar de la demanda doméstica (mw/h) 

 

      
Figura 34. Generación de combustible fósil ideal diaria total por año, 

2009 a 2012 

Eje X: Fecha del año 



 

Eje Y: Generación de combustible fósil ideal diaria total (mw/h) 

              

Figura 35. Generación de combustible fósil real diaria total por año, 2009 
a 2012 

Eje X: Fecha del año 
Eje Y: Generación de combustible fósil real diaria total (mw/h) 

 

         
Figura 36. Generación hidroeléctrica ideal diaria total por año, 2009 a 

2012 

Eje X: Fecha del año 
Eje Y: Generación hidroeléctrica ideal diaria total (mw/h) 

 



 

      

Figura 37. Generación hidroeléctrica real diaria total por año, 2009 a 2012 

Eje X: Fecha del año 
Eje Y: Generación hidroeléctrica real diaria total (mw/h) 

       

Figura 38. Promedio por hora de generación de combustible fósil real e 
ideal, 2009 a 2012 

Eje X: Hora del día 
Eje Y: Generación fósil promedio (mw/h) 

Línea azul: Real fósil 
Línea roja: Ideal fósil 

 



 

 
Figura 39. Promedio por hora de generación hidroeléctrica real e ideal, 

2009 a 2012 

Eje X: Hora del día 
Eje Y: Generación hidroeléctrica promedio (mw/h) 

Línea azul: Real hídrica 
Línea roja: Ideal hídrica 

 

 

Figura 40. Cálculo de los precios de referencia reales y competitivos 

Eje X: Cantidad 
Eje Y: Precio 



 

 

 

Figura 41. Distribución de ingresos de las ventas a los precios reales 

Eje X: Cantidad 
Eje Y: Precio 

Área salmón: Rentas con poder de mercado 
Área azul: Rentas competitivas 

Área beige: Costo marginal agregado 



 

 

 

Figura 42. Cálculo del precio de referencia competitivo de la Hipótesis 1 

Eje X: Cantidad (mwh) 

Eje Y: Precio ($/kw/h) 

Línea azul: Referencia 

Línea roja: Real 

Línea gris: Demanda 

 



 

 
Figura 43a. Cambio en la producción de energía hidroeléctrica en períodos de 

suministro pendiente 

Eje X: Cantidad (mwh) 
Eje Y: Precio ($/kw/h) 



 

 

Figura 16b. Cambio en la producción de energía hidroeléctrica en períodos de 
suministro plano 

Eje X: Cantidad (mwh) 
Eje Y: Precio ($/kw/h) 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 



 

 

Figura 44. Capacidad térmica total y generación térmica real total por hora 

 

Figura 45. Cálculo del precio de referencia competitivo de la Hipótesis 2 



 

Eje X: Cantidad (mwh) 
Eje Y: Precio ($/kw/h) 

Línea azul: Referencia fósil 
Línea roja: Real fósil 

Línea morada: Referencia hídrica 
Línea verde: Real hídrica 

 

 

Figura 46. Descomposición de los ingresos totales del mercado mayorista 

Eje X: Cantidad (mwh) 
Eje Y: Precio ($/kw/h) 

Área morada: Rentas de poder de mercado 
Área amarilla: CEE 
Área verde: FAZNI 

Área azul: Rentas competitivas 
Área naranja: Costo total 

 

 

 

 



 

 

Figura 47. Descomposición de los ingresos del mercado mayorista para el precio de 
referencia de la Hipótesis 1 

 



 

 

Figura 48. Descomposición de los ingresos del mercado mayorista para el precio de 
referencia de la Hipótesis 2 



 

 

Figura 49. Promedios diarios de los precios de referencia competitivos de la Hipótesis 
1 y en Bolsa 

Eje X: Fecha 
Eje Y: Precio ($/kw/h) 
Línea azul: Referencia 

Línea roja: Bolsa 
 



 

 

Figura 50. Promedios diarios de los precios de referencia competitivos de la Hipótesis 
2 y en Bolsa 

Eje X: Fecha 
Eje Y: Precio ($/kw/h) 
Línea azul: Referencia 

Línea roja: Bolsa 
 

 



 

 

Figura 51. Promedios por hora durante el día de los precios de referencia competitivos 
de la Hipótesis 1 y en Bolsa 

Eje X: Hora del día 
Eje Y: Precio ($/kw/h) 
Línea azul: Referencia 

Línea roja: Bolsa 
 

 

Figura 52. Promedios por hora durante el día de los precios de referencia competitivos 
de la Hipótesis 2 y en Bolsa 
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Eje X: Hora del día 
Eje Y: Precio ($/kw/h) 
Línea azul: Referencia 

Línea roja: Bolsa 
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Figura 53. Promedios por hora durante el día de los precios de referencia 
competitivos de la Hipótesis 1 y en Bolsa, por año 

Eje X: Hora del día 
Eje Y: Precio ($/kw/h) 
Línea azul: Referencia 

Línea roja: Bolsa 
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Figura 54. Promedios por hora durante el día de los precios de referencia 
competitivos de la Hipótesis 2 y en Bolsa, por año 

Eje X: Hora del día 
Eje Y: Precio ($/kw/h) 
Línea azul: Referencia 

Línea roja: Bolsa 
 

 
Figura 55. Diferencia por hora sobre los precios de referencia de la 

Hipótesis 1 como función de la producción por hora de las tres mayores 
empresas 

Eje X: Generación ideal fósil e hídrica (mwh) 
Eje Y: Incremento 
Línea negra: 2009 
Línea azul: 2010 
Línea roja: 2011 

Línea verde: 2012 



 

 

Figura 56. Diferencia por hora sobre los precios de referencia de la 
Hipótesis 2 como función de la producción por hora de las tres mayores 

empresas 

Eje X: Generación ideal fósil e hídrica (mwh) 
Eje Y: Incremento 
Línea negra: 2009 
Línea azul: 2010 
Línea roja: 2011 

Línea verde: 2012 



 

 

 

Figura 57. Promedios mensuales de los precios en Bolsa e implícitos 
mayoristas en el precio minorista pagado por los consumidores regulados y no 

regulados 

 


