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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 explicacion de esos incrementos concurren factores reales
(hidrologia, precio del gas, estrechamiento del margen entre oferta y demanda,
etc); imperfecciones de mercado (integraciéon vertical, modalidades de
contratacién, etc.); cambios regulatorios (modificaciéon de la féormula tarifaria,
nuevas cargos en distribucion y transmision, etc.) y situaciones externas al sector
como los atentados a la red de transmisién, que elevan puntualmente las
restricciones, y la revaluacion de la tasa de cambio, que elevé atin mas el precio
de la electricidad expresado en doélares.

En las comparaciones de los precios vigentes en Colombia en 2012 con referentes
internacionales, muy complejas, se registran diferencias, mas importantes para
los consumidores regulados que para los no-regulados, en cuya explicaciéon
concurren igualmente multiples 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 podrian tener dificultades
para competir con el Perti y con varios estados de los Estados Unidos.

Una intervencion radical - el control directo de los precios - para eliminar esas
diferencias no es deseable por tres razones basicas, a saber:

e Gran parte de las diferencias se explican por razones ajenas a la
arquitectura del mercado o al marco regulatorio; o estan fuera del control
del sector eléctrico: disponibilidad de combustibles, precio relativo del
capital, economias de escala, revaluacion de la tasa de cambio, etc.

e La experiencia reciente - en especial el caso de Brasil - sefiala que este tipo
de intervenciones pueden llegar a tener costos sustanciales en términos de
reputacion, confianza inversionista, solidez institucional, etc.

e 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 desempefio maés 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 sintesis de los principales hallazgos del estudio
que fundamentan las recomendaciones que mas adelante se formulan. Dichas
recomendaciones buscan profundizar los mercados, no suprimirlos; hacer mas
exigente la regulacion, no eliminarla. Aunque reconocemos desde ahora que el
efecto inmediato sobre los precios de las recomendaciones propuestas es
limitado, estamos convencidos de que su aplicaciéon debe conducir a precios que,
sin ser necesariamente los més bajos del continente, reflejen de forma mas
adecuada que en la actualidad los costos reales de provision del servicio de
electricidad.

1 COMPORTAMIENTO DE LAS TARIFAS Y COMPARACIONES

11 Los hechos

En los dltimos anos el indice de precios de la electricidad calculado por el DANE
se ha incrementado por encima del indice de precios al consumidor. Entre 2008 y
2012 el indice de precios de la electricidad aument6 35% y el indice de precios al
consumidor 14%.

Entre 2008 y 2012 el costo unitario (CU) promedio ponderado de los 4 mercados
principales de Colombia - los de Bogota, Medellin, Cali y Costa Atlantica - se
incrementé en 23%. El componente de generacion aumenté en 35%; el de
distribucion en 14%; el de pérdidas, 26%; restricciones, 75% y comercializacion,
15%. El costo de transmisién se mantuvo relativamente constante. Entre 2008 y
2012 el precio promedio de generacidén-comercializaciéon en el mercado no-
regulado aument6 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 revaluaciéon del peso, entre 2008 y 2012, el CU,
expresado en dolares, se increment6é 39% y el precio promedio de generacién-
comercializacién en el mercado no-regulado, también expresado en doélares, se
increment6 47%. El mayor impacto de la revaluaciéon del peso se produjo entre
2009 y 2010 periodo en el cual el CU y el precio de generacion - comercializaciéon
crecieron, respectivamente, 7,3% y 5,6%, en pesos, y 22,1% y 18%, en ddlares.



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

Costo Unitario Regulado ($/kWh)

Promedio ponderado anual - 4 empresas grandes. Pesos constantes 2012

Componentes 2008 2009 2010 2011 2012
CU con ADD 281 322 333 332 353
CUsin ADD 277 319 326 322 340
Generacion 98 124 129 124 132
Transmision 22 23 22 21 21
Pérdidas Reconocidas 20 25 26 24 25
Distribucién sin ADD 100 108 107 109 114
Distribucion con ADD 103 111 115 120 127
Comercializacion 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: Calculos ASOCODIS - 4 empresas: EPM, CODENSA, EMCALI, ELECTRICARIBE

En el entregable 3 se hizo la seleccién de los paises con los cuales se comparan las
tarifas residenciales e industrials de Colombia. De acuerdo con los términos de
referencia se seleccionaron 5 paises de economias desarrolladas - Dinamarca,
Noruega, Suecia, Finlandia y Estados Unidos- y 3 de economias emergentes:
Brasil, Chile y Pertd. En el entregable 4 se presentan las comparaciones
detalladas con estos paises. Aca, ademéds de los mencionados, se incluyen dentro
de la comparacién la totalidad de los paises de la OCDE por considerar que esta
vision mas 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 paises miembros de la OCDE y con las de
Pert, Brasil y Chile. En 2012, expresadas en dolares corrientes, las tarifas
industriales de Colombia, fueron superiores a las de todos los paises de la
muestra seleccionada para la comparacién (Estados Unidos, Pert, Brasil, Suecia y
Dinamarca), con excepcion de Chile y Noruega. En ese mismo afio la tarifa
residencial promedio, resulté superior a las tarifas residenciales de todos los
paises de la comparacion. Dentro del conjunto de paises dela OCDE y de los
principales paises de América Latina, las tarifas industriales y residenciales de
Colombia se encuentran hacia
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La desagregacion por componentes de la tarifa industrial empleada en Colombia
no es facilmente replicable en otros paises. En la tarifa industrial el componente
de generaciéon es semejante al de Perd, Finlandia y Suecia; superior al de
Dinamarca y Noruega. En el agregado de los componentes diferentes a la
generacion -trasmision, distribucién y otros - la tarifa industrial colombiana del
nivel 4 resulta superior a las de Pertt y Finlandia e inferior a las de Noruega,
Dinamarca y Suecia.

Tabla 1-2. Tarifas industriales 2012 - Paises seleccionados

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

Pais Generacion Transmision | Distribucion 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
Peru 6,9 1,1 0,6 8,0 8,0
Chile 7,8 4,9 12,7 12,7
Brasil 9,0 0,2 8,7 9,17 17,8
Finlandia 6,3 2,3 0,9 8,6 9,5
Dinamarca 4,9 6,0 1,8 10,9 12,7
Noruega 4,5 4,6 1,9 9,1 11,0
Suecia 6,2 3,7 0,1 9,9 10,0
Estados Unidos 6,7 6,7
Texas 57 5,7
Maryland 7,2 7,2
New Jersey 10,5 10,5
Pensilvania 8,1 8,1
Ohio 6,2 6,2

Fuente: Célculos propios con base en fuentes citadas

La componente de generacién del CU es inferior a la de Brasil, Perti, Suecia y
Finlandia; igual a la de Dinamarca y superior a la de Estados Unidos y Noruega.
La suma de los deméas componentes - transmision, distribucién y otros - del CU
de Colombia es superior a la de todos los paises de la comparacion.

Tabla 1-3. Tarifas residenciales 2012 - Paises seleccionados

Tarifas residenciales 2012 - Paises seleccionados. Cents USS/KWh

Generacién|Transmision|Distribucién|  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
Per(* 7,4 2,5 4,8 14,6 14,6 2,638
USA 5,5 1,1 3,1 9,6 1
Chile - SING 7,3 10,4 17,7 17,7 475,36
Chile - SIC 58 10,4 16,2 16,2 475,36
Dinamarca** 6,8 9,9 21,6 38,3 16,7 1,285
Noruega 5,7 10,7 6,6 22,9 16,3 1,285
Suecia 7,7 9,5 9,5 26,7 17,2 1,285
Finlandia 7,8 6,3 5,9 20,0 14,1 1,285

Fuente: Célculos propios con base a fuentes citadas




1.2 Explicaciones sobre las diferencias de precios internacionales

Los precios de la electricidad dependen de un gran nimero de variables. Adn en
Europa - donde se registran grandes avances en la conformacién de un mercado
tnico de electricidad y donde las transacciones internacionales alcanzan altos
volimenes - existen importantes diferencias en los precios de la electricidad
vigentes en los distintos paises. 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
paises e informacién de ocho afos, se encontré que la participacion de las fuentes
hidroeléctricas en el total de energia producida no parece tener un efecto
estadisticamente significativo sobre el precio de la electricidad. Adicionalmente,
se encontré que consumo per capita de electricidad y el costo de capital tienen
mucha importancia en la explicacion de las diferencias de precios.

Se reproduce a continuacion la tabla de resultados.

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

2011
@) 2

Precio de la electricidad -industria Coef. Coef.
Participacion term-gas matriz
energética 0.0172 | *** 0.0147 | ***
Participacion hidro matriz energética 0.0054 0.0063
Log. Produccién 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 afios 0.0252 | ** 0.0136
Importaciones de energia 0.0020 | ** 0.0019 | **
Perdidasen T y D (% de Prod.
Energia) --- -0.0716 | ***
Constante -6.3725 -3.6027

Fuente: Célculos de los autores con base a datos del BM. Nota: *** significativo al 99%, **
significativo al 95%, *significativo al 90%



La ensefianza 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 cardcter mas o menos eficiente de
los precios o sobre la idoneidad de los arreglos institucionales del sector eléctrico
adoptados por los diferentes paises. Modelos monopolisticos o casi
monopolisticos 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 tltimos afios. Debe mencionarse, en
primer lugar, el estrechamiento del margen del sistema medido en términos de
energia firme. Se reproduce la figura que ilustra esa situacion.
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Figura 1-31. Margen, energia firme

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

! Factores de disponibilidad considerados: hidraulicas 0.436 / térmicas 0.862, segtin XM (2012).



Esta en segundo lugar el problema del des-abastecimiento de gas natural que ha
llevado a que una porcién significativa de la generacion térmica respalde sus
obligaciones de energia firme con combustibles liquidos. Esto pudo haber
incidido en la formacién de precios en el mercado de contratos de largo plazo
por la expectativa de una eventual exposicién a un precio de bolsa elevado. La
creacion de un ingreso regulado por el uso del gas natural importado para la
generacion de seguridad, dispuesta en la resoluciéon 062 de 2013, puede
contribuir a aliviar esta situaciéon en el mediano plazo.

En tercer lugar esta la hidrologia. Un ejercicio econométrico calculado con datos
para Colombia mostré cémo el precio de los contratos de largo plazo responde
claramente a la situacién hidrolégica. La Figura 3-2 compara las curvas de oferta
de un mes particularmente Illuvioso (noviembre de 2011) y un mes
particularmente seco (marzo de 2010).
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Figura 1-4. Curva de oferta

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

2 ANALISIS DEL MERCADO Y LA REGULACION

21  Actividades en competencia

2.1.1 Elmercado de energia mayorista



La generacién y la comercializacién parcialmente estan bajo un régimen de libre
competencia. La transmision y la distribucién son reguladas como monopolios.
Los generadores, los comercializadores y los grandes consumidores son los
agentes participantes en el Mercado de Energia Mayorista (MEM). Este tiene dos
componentes: el mercado de corto plazo o bolsa de energia, reservado a
generadores y comercializadores, y el mercado de largo plazo de contratos
bilaterales en el que participan todos los agentes mencionados. Estos son
contratos puramente financiaros o de cobertura, es decir, que no inciden en la
operacion comercial de la bolsa ni determinan el despacho efectivo de la carga.

Aunque deben introducirse mejoras al funcionamiento de la bolsa no es alli
donde esta el almendrén; el mercado de contratos es el problema crucial del
sector eléctrico colombiano y s6lo su puesta a punto sentara las bases de una
mejora visible en la eficiencia del sistema. Los andlisis adelantados en el curso de
esta consultoria permitieron llegar a las siguientes conclusiones sobre el
funcionamiento de dicho mercado:

e Una fuerte concentracion del lado de la oferta cuyo efecto sobre la
formacion de los precios es més significativa cuando se presenta, como en
la actualidad, un mercado de vendedores por la disminucion de la energia
tirme disponible.

e Periodos de contratacién cortos, aunque al parecer no tanto como se
considera usualmente, contratacién en masa - en los taltimos meses del
afio - con poca antelacion a las fechas de inicio. Esto hace que los precios
de los contratos sean muy sensibles a los precios de bolsa en horizontes
cortos.

e Falta de estandarizacion que impide el surgimiento de un mercado
secundario.

e Un procedimiento de contratacién de la energia para el mercado regulado
claramente inadecuado para un mercado donde la oferta esta concentrada
y donde hay un alto grado de integracién vertical, directa o indirecta.

En general, las posibilidades de “pass-through” implicitas en la resoluciéon 119 y
un sistema de contratacién para el mercado regulado profundamente defectuoso,
favorece la posibilidad de que los agentes ejerzan su racionalidad basica en un
un mercado de contratos imperfecto y vulnerable al ejercicio de poder de
mercado derivado de la concentraciéon de la oferta y de la integracion vertical.



Las imperfecciones del mercado spot - agentes pivotales, agentes multiplantas
con varias tecnologias y restricciones de red - agravan el problema.

Existen ciertos problemas, sefialados también por otros expertos, cuya solucién
puede hacer maés eficiente la formacion de precios en el corto plazo como son la
eliminacién del engorroso procedimiento para incorporar los costos de arranque
y parada, adoptados en agosto de 2009; permitir més flexibilidad en las ofertas
que en la actualidad solo permiten un precio para todo el dia; revisar el AGGC;
permitir instancias adicionales de liquidaciéon 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 energia con otros elementos
para asegurar la inversion ha sido tal vez el problema mas debatido en la
literatura del ramo en los dltimos tiempos. Esta surge de la inelasticidad de la
curva de demanda en el corto plazo debido a la dificultad de una participaciéon
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 inversion, controlar poder
de mercado y asegurar la disponibilidad de las OEF cuando se requieran. El
objetivo de promover la inversion, asegurado por la subasta con anticipacién y la
asignaciéon por 20 afios, se ha cumplido aunque existen dudas sobre la mezcla
correcta de energia 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 decret6 la intervenciéon del mercado en
2009 por medio de un procedimiento que reproducia los minimos operativos.
Con posterioridad la CREG formaliz6é los procedimientos de emergencia para
hacerlos permanentes y present6 para consulta la Resolucion 150 de 2012, por la
cual se establece el Estatuto para Situaciones de Riesgo de Desabastecimiento en
el Mercado Mayorista de Energia como parte del Reglamento de Operacion.”.
Esta propuesta ha recibido numerosas criticas 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 discusién y es la idea segtin la
cual un mecanismo expedito para reducir el precio de la energia seria la
supresion 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 energia y que al eliminarse este
se reduzca autométicamente en cierta cuantia. El precio de la energia se forma en
los mercados de corto y largo plazo en funcién de un conjunto complejo de
determinantes entre los cuales esta, por supuesto, la consideracion del cargo por
confiabilidad. No es evidente en forma alguna que la supresion del cargo para las
plantas existentes lleve a una reduccién automaética del precio de la energia en la
bolsa o en el mercado de largo plazo. Adicionalmente, la existencia del cargo esté
incorporada en las proyecciones financieras de las empresas y seguramente
muchas de ellas han tomado decisiones de inversiéon y, probablemente,
adquirido compromisos financieros respaldados en ese ingreso. Por esa razén
parece claro que la supresiéon del cargo no seria sin consecuencias sobre la
situacion de esas empresas y su valoracion por el mercado y su calificacién por
las entidades crediticias. A nadie escapa que una decisiéon de esta naturaleza
socavaria la confianza de los agentes y, muy seguramente, daria lugar procesos
judiciales que en nada convienen al sector.

2.1.3 Participacion de la demanda

En Colombia si bien la regulacion no prohibe de manera explicita el
establecimiento de precios horarios o por franjas en los contratos de electricidad
negociados, la realidad es que esta opcién es de poco uso entre los agentes del
sistema, de manera que, en términos practicos, se carece de este mecanismo como
alternativa para gestionar el precio de la electricidad y lograr participacion 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 algtn 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 segtin hora del dia combinada con la adopcién de tarifas por hora del



dia y adopciéon de medidores inteligentes podria contribuir a eliminar esta
distorsién pero tomaria un buen tiempo para implantarse.

Todos los analistas estdin de acuerdo en los beneficios potenciales de una
demanda que responda al precio, cémo lograrlo es el desafio que enfrenta el
mercado en el mediano o largo plazo. Para proceder en este sentido seria
necesario coordinar un programa que permitiera recopilar las evaluaciones de la
introduccién de estos sistemas en otros paises y las posibles modalidades que
mejor se adapten a las condiciones colombianas.

214 Poder de mercado y vigilancia de la competencia

El mercado eléctrico Colombiano tiene una estructura oligopolica con indices de
concentracion elevados tanto en capacidad como en generacién. En un anélisis
preparado especialmente para este trabajo por el Profesor Frank Wolak se rehizo,
con informacién actualizada y corregida, un andlisis de la capacidad y ejercicio
de poder de mercado en la bolsa durante el periodo 2009 - 2012. Este detecto 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 ultimo 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 busco
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 utilizacién de informacién de caracter confidencial por
una organizaciéon que no fuera una entidad oficial. Lamentablemente su
localizacién, como un apéndice de la SSPD, dificulté una funcién clave del
monitor cual es - ademas de mantener informado a todos los participantes,
actuales y eventuales, en el mercado- la de analizar la informacién y proponer
remedios a cada una de las tres entidades con competencia para tomar las
decisiones que permitan mejorar el disefio y desempefio del mercado: La CREG
con la aprobaciéon de las medidas, la SSPD con la sancién de incumplimientos de
las reglas del mercado y a la SIC con los aspectos de poder dominante y
escisiones.



2.2 Actividades reguladas

221 Regulacion de la Transmisién

Antes de entrar a los aspector regulatorios, es importante resaltar que el costo
unitario de transmision entre 2008 y 2012 se ha mantenido practicamente
inalterado en términos corrientes, alrededor de 19 $/ KWh, lo que se ha traducido
en una reduccién cercana al 10% en términos reales.

Para los activos construidos antes de la introduccién de las convocatorias de la
resolucion 22 de 2001, la transmisién se remunera con la metodologia del ingreso
maximo. Para los activos construidos con posterioridad a la resolucion
mencionada, la remuneracién es igual al ingreso esperado propuesto por la
empresa ganadora de la convocatoria en cuestion.

Los cargos unitarios resultantes de la aplicaciéon del marco regulatorio para la
transmisiéon se han reducido en términos reales como resultado de la
disminucion de hasta un 15% en los costos unitarios de la unidades constructivas
entre 1999 y 2009. Sin embargo, los procesos de convocatoria de la resolucién 22
de 2001 han arrojado costos de inversion sustancialmente inferiores a los
obtenidos aplicando la valoracién de la unidades constructivas de la resolucién
11 de 20092. Otro problema que parece presentar el esquema de convocatorias es
la escasa participacién de oferentes nuevos.

Por lo anterior, parece justificada la revisiéon de la metodologia vigente en los
términos planteados por la CREG en la resolucién 42 de 2013. La CREG plantea
la necesidad de revisar la definicién y valoraciéon de las unidades constructivas;
el reconocimiento de los gastos AOM; la remuneraciéon de los activos no
eléctricos; la tasa de descuento y la inclusiéon de un factor de productividad. La
revision de estos aspectos no supone ningtn cambio en la metodologia
regulatoria vigente.

2.2.2 Regulacion de la distribucion

2 Mercados Energéticos Consultores (2011). Estudio del impacto del marco regulatorio de
energia eléctrica. Paginas 75 - 77.



Entre 2008 y 2012 la participacién de la distribucion en el CU pasé de 36% a 34%.
En el nivel 4 la distribucién representa el 9% del precio final y en el nivel 3 cerca
del 20%.

Las variables claves en la regulacién de la distribuciéon son la base regulatoria de
los activos eléctricos, la tasa de descuento para el célculo de la anualidad y la
vida util. La definicion de unidades constructivas tipicas se torna mas
problematica a medida que se baja de nivel de tensiéon. No obstante, el problema
fundamental con relacion a la base regulatoria de los activos eléctricos tiene que
ver con su valoracion.

La metodologia de remuneracién segin el valor de reposicién a nuevo asume
que el activo esta en 6ptimas condiciones razén 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 inversiéon en reposicion de los activos. Este es uno de los
aspectos mas discutidos en relaciéon con esta metodologia: su debilidad para
garantizar la efectiva reposicion de los activos.

Recientemente la CREG, mediante la resolucion 043 de 2013, puso a
consideraciéon de los agentes las bases para determinar la metodologia de
remuneracion de la actividad de distribucién para el siguiente periodo tarifario.
Es importante destacar la inclusién como criterio para los estudios la obtenciéon
de tarifas competitivas. Se lee en la resoluciéon 043: “Se requieren tarifas
competitivas a nivel internacional”3. También se destaca el propodsito de revisar
las variables utilizadas en el calculo del WACC “comparandolas con las usadas
internacionalmente” 4. Se plantea la necesidad de introducir cargos horarios.
Finalmente, la CREG anuncia la intensiéon de “revisar la metodologia de
actualizacion de costos de la UC”.> También, como en transmision, se plantea la
posibilidad de considerar en la valoraciéon de los activos, ademas de sus vidas
atiles, el tiempo de utilizacién y las reposiciones realizadas.

3 CREG. Resolucién 043 de 2013. Numeral 3, pagina 11.
4Idem, pagina 16. En Chile la tasa de descuento usada para el célculo del VAD es de 10% real
entes de impuestos; en Pertt 12% nominal antes de impuestos y en Brasil 9,95% después de

impuestos.

5 {dem, pagina 15.



La metodologia de remuneracién de la distribucién es en si misma adecuada. Los
problemas fundamentales radican en la valoracion de los activos y en la
definicién de los pardmetros del modelo para el célculo de la tasa de descuento.
Asi, mas que de metodologia, el problema con la regulacién tarifaria de los
cargos de distribucién es de consistencia regulatoria.

2.2.3 La tasa de descuento

El modelo empleado para la determinacion de la tasa de descuento - WACC
CAPM - es utilizado ampliamente en la regulacion de las actividades de
infraestructura dada la solidez de fundamentos conceptuales. La discusion tiene
que ver con los pardmetros y supuestos empleados para su estimacién en un
periodo de tiempo determinado.

Las tasas de descuento empleadas para el cdlculo de las anualidades en
transmision y distribucion se redujeron en el altimo periodo tarifario. Los valores
observados en otros paises comparables en muchos aspectos como Brasil, Chile y
Perti deben ser tenidos en cuenta. También es necesario considerar los cambios
en situaciones de riesgo comercial y de riesgo pais que se han presentado desde
2008 hasta el presente.

2.24 Comercializacion

La comercializaciéon es un componente no despreciable del costo unitario: 11% en
promedio. Se trata de un costo que depende el nimero de usuarios, no de los
kilovatios vendidos. Por esa razén se facturaba como un cargo fijo hasta que la
CREG decidi6, hace varios afios, transformarlo en un costo unitario por kilovatio.
El costo base de comercializacién - $/usuario - actualmente vigente fue
establecido en la resoluciéon 097 de 1999, con informacién de 1997, y desde
entonces no se ha revisado. En abril de 2012, la CREG hizo ptblica la resolucion
044 de 2012 por medio de la cual se establece la metodologia para remunerar la
comercializacién a usuarios regulados. El crecimiento en el niimero de usuarios
del sistema en los 15 afios transcurridos desde la dltima actualizacion alientan el
indicio de que el costo base de comercializacién actualmente vigente puede estar
sobre-remunerando esa actividad.



2.25 Las Areas de Distribucion - 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 mas costosos. Los efectos inmediatos son un poco
mas sutiles aunque no es extremadamente dificil entenderlos.

La unificacién 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
categorias de usuarios. Adicionalmente, la unificacién tarifaria disminuye las
demandas de menor costo y eleva las més costosas llevando a un uso ineficiente
de las redes; incentiva la autogeneracion ineficiente; distorsiona las decisiones
sobre el uso de sustitutos; fomenta la inversion en lineas dedicadas; propicia
cambios ineficientes de nivel de tensién; distorsiona las decisiones de
localizacion industrial e induce ineficiencia operativa en distribuciéon y
comercializacion.

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 regulacién de las pérdidas plasmados en
las resoluciones 172, 173 y 174 de 2011. Los aspectos mas relevantes son:
asignacion de las pérdidas a prorrata de las ventas de energia de los
comercializadores de cada OR; asignacion al OR de la responsabilidad integral
de la gestién de las pérdidas del mercado de comercializaciéon asociado a sus
redes e implantacion de planes reduccion 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 asignaciéon de las
pérdidas a prorrata de las ventas de energia de cada comercializador puede
constituirse en una barrera de entrada y obstaculizar la competencia en
comercializacién y puede elevar el precio del suministro en el mercado no
regulado.



Los planes de reducciéon de pérdidas deben ser aplicados por los OR cuyas
pérdida reales sean superiores a las reconocidas. Su propésito es lograr una
senda de reduccion hasta alcanzar las pérdidas eficientes al cabo de cinco afios.
En general todo lo concerniente a los planes de reduccién de pérdidas parece
bien concebido excepcién hecha de su forma de financiacion.

2.2.7 Alumbrado Pablico

El alumbrado ptublico es un servicio publico no domiciliario. Comprende el
suministro de energia eléctrica y la operacién, mantenimiento y ampliacién de la
red. Su prestacion es responsabilidad de los municipios que contratan libremente
el proveedor de la energia y las demas actividades. Histéricamente 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 facturacion y cobro conjunto
con el servicio de energia, la primera, y sobre costos maximos del servicio, la
segunda. Aunque el decreto 2424 de 2006 establece que el cobro del servicio de
alumbrado publico en la facturas de servicios publicos s6lo puede hacerse
cuando refleje el costo del servicio, en muchos municipios se contraviene esa
disposicién y el servicio se cobra aplicando una tasa al valor de la energia
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 Tributacidén sectorial

Con la eliminaciéon de la contribuciéon de solidaridad para la industria se
suprimi6 el principal factor de distorsiéon del precio de la electricidad por la
tributacion. Subsisten 4 fondos financiados con la fiscalidad sectorial, a saber:
Fondo de apoyo financiero para la energizacién de zonas no interconectadas
(FAZNI), Fondo de apoyo financiero para la electrificacién rural (FAER), el
Fondo de Energia Social (FOES) y el Programa de Normalizacién de Redes
(PRONE). En conjunto estos Fondos movilizan recursos por unos US$ 115
millones. Adicionalmente, la generacion paga un impuesto ambiental del 6% del



valor de la generacion hidraulica y de 4% del valor de la generacién térmica.

Todos esos fondos afectan el precio final de la energia. Se establecieron con
caracter temporal pero su vigencia se renueva reiteradamente. Su eliminacién
tendria un efecto marginal sobre la tarifa pero suprimiria un factor de distorsion
y una fuente de discusién permanente. Reduciria los costos de transaccion del
sistema: en los dltimos afios la CREG ha expedido cerca de 40 resoluciones para
regular esos fondos, el ministerio una veintena de decretos y el legislativo unas 6
6 7 leyes. Todo ello consume tiempo y capacidad de trabajo que podria utilizarse
mas productivamente. Adicionalmente, como los fondos afectan la tarifa de
todos los usuarios, incluidos los pobres, se presenta la situacién paraddjica de
que se eleven los costos de la energia que debe ser subsidiada con las
contribuciones o recursos del presupuesto nacional. Su costo no fiscal parece ser
excesivo. Las partidas requeridas podrian 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 generacién y transmision

Mas grave atn que las distorsiones de los precios asociadas a los fondos es el
sobre-costo resultante de la gestion ambiental y social de los proyectos de
generacion y transporte actualmente en desarrollo. Ademas del impuesto a la
produccion ya mencionado, la legislacion ambiental obliga a la realizaciéon de
inversiones por un monto equivalente al 1% del valor del proyecto. Para los tres
grandes proyectos actualmente en construccion - Quimbo, Sogamoso e
Hidroituango - esto equivale a no menos de US$ 60 millones. Pero esto es sélo la
cuota inicial. Adicionalmente, debe definirse y valorarse, en el Estudio de
Impacto Ambiental requerido para la obtencién de la licencia, un Plan de Manejo
Ambiental (PMA) con su respectivo Plan de Monitoreo y Seguimiento. La
situacion social de las areas donde se desarrollan los proyectos y la acciéon de
agentes especializados en la proteccion del ambiente y de los operadores
politicos esta llevando a que las empresas enfrenten demandas econdmicas
exorbitantes que desbordan los compromisos del PMA y de la licencia pero de
cuya satisfaccion depende la construccion del proyecto. La notificacion mas
contundente de la magnitud de este problema la dio EPM con la suspensién de
Porce IV asumiendo el riesgo de enfrentar los costos de las garantias asociadas al
cargo por confiabilidad. Son conocidas las dificultades enfrentadas por EMGESA
en la construccién de El Quimbo y, aunque en menor medida, las de ISAGEN en
Amoya y Sogamoso. EPM se ha visto obligada a implantar todo un dispositivo



administrativo de amplio espectro para gestionar la problemédtica ambiental y
social en el entorno de Hidroituango. Esta es, ciertamente, una situaciéon que esta
afectando el desarrollo de la infraestructura eléctrica incluso en paises como
Chile cuya legislacion ambiental es poco intrusiva y sus procedimiento muy
expeditos. A los costos incluidos y no incluidos en el PMA que estan sufragando
las empresas habria que adicionarles los resultantes de una prolongacién de los
trabajos, los extra-costos financieros durante la construcciéon y el costo de
oportunidad del retraso en la operacién comercial de los proyectos. Hace algunos
afos el Banco Mundial estim6 que los proyectos de generacion en Brasil estaban
asumiendo un sobre-costo ambiental del 20%. Un sondeo entre empresas de
generacion con proyectos en desarrollo sugiere que en el pais se estd acercando a
esa cifra. Esta situacion estd también afectando a los proyectos de transmision.
Los sobrecostos de la gestion ambiental y social afectardn el precio de la
electricidad en el largo plazo.

2.3.3 Combustibles para la generacioén térmica

La cuestion del combustible para la generacion térmica es ampliamente conocida.
La resolucién 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 generacion térmica estd respaldad con combustibles liquidos.
En el momento en que dichas plantas se requieran, el precio spot se elevara

considerablemente.

Asimismo, el déficit de gas que se prevé en el futuro cercano, la carencia de
inversion en infraestructura del mercado de gas natural y la incertidumbre
regulatoria alrededor de este sector afectan las expectativas de precio de los
contratos de generacion de largo plazo, pone en riesgo la generacioén térmica vy,
por lo tanto, afecta la seguridad de suministro eléctrico del pais. Ante tal
incertidumbre y la gran concentraciéon de la oferta no solo en las reservas
existentes sino en los esfuerzos exploratorios mas promisorios, las soluciones
propuestas por las resoluciones 061 y 062 de 2013 de la CREG de importar gas
para respaldar la generacion térmica en épocas de El Nifio, y la resoluciéon 113 de
2013 sobre la comercializacion del Gas aparecen como las tinicas 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 Participacién 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 energia
directamente en la bolsa. Lo primero que hay que sefialar es que pueden hacerlo
por intermedio de un comercializador y que lo estdn 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
contratacion bilateral, puede encontrar soluciones por otros mecanismos
diferentes a la compra directa en bolsa. Este estudio plantea que la solucién a los
problemas de la contratacion bilateral pasa por la creaciéon de un mercado de
largo plazo publico donde se forme un precio relevante para confrontar con los
de la contrataciéon bilateral y que sea una alternativa efectiva para ésta. La
compra en bolsa entrafia riesgos bien conocidos. Si se presentan, como es
siempre posible, alzas considerables, ello puede llevar a reacciones gremiales y
politicas inconvenientes.

2.3.5 Migracion de nivel de tension

Es muy probable que la migracién de nivel de tensién esté motivada por las
distorsiones que introducen los cargos ADD vy la asignaciéon de las pérdidas. A
fin de cuentas el gran consumidor habré de hacer inversiones en transformacién
para llevar la energia al nivel de tensién en el que realiza su consumo. Estas
inversiones y los costos de operaciéon y mantenimiento de las instalaciones deben
ser inferiores a la porcién del cargo D que se evitan con el bypass. Si el sistema de
distribucion es eficiente, es dudoso que sea asi en razén de las economias de
escala y densidad. Sin embargo, si los cargos de distribucién estan distorsionados
como ocurre con el cargo ADD, bien puede ocurrir que con el bypass el gran
consumidor obtenga una reduccién sustancial en el costo total del suministro.

2.3.6 Contribucion de solidaridad y zonas francas

Los operadores de zonas francas no estdn clasificados como consumidores
industriales. El usuario operador es el responsable de la compra de la energia
ante el comercializador. Sin embargo, una industria localizada en la zona franca
puede optar por comprar a un comercializador directamente la energia,



estableciendo un punto de conexién y pagando la energia al nivel de tensién en
el cual consume. La ventaja del esquema de la compra en bloque, es que la
energia se compra generalmente en un nivel de tensién superior, brindando la
posibilidad de acceder a mejores tarifas. Con la eliminacién de la contribucién
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 esta
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, segin la ANDI, a cerca de 300 compafias
manufactureras que tienen derecho a este beneficio.

2.3.7 Autogeneracion y cogeneracion

Sucesivos gobiernos han buscado promover la cogeneracion. El desarrollo de
esta actividad es uno de los aspectos contemplados en los programas de uso
racional.

Hay en el pais unos 600 MW de potencia instalada en plantas de cogeneracion,
de los cuales unos 60 MW estan registrados en el mercado mayorista. La UPME
estima en 850 MW el potencial, la ANDI en 773 MW. La actividad estad regulada
desde los afios 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 expidi6
las resoluciones 005 de 2010 y 047 de 2011 que constituyen al marco regulatorio
actual de la actividad. Para Colombia, la capacidad instalada en autogeneraciéon
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 energia que producen, toda o una parte de ella, a una clientela que
puede estar compuesta por socios o personas vinculadas econdmicamente a la
empresa. El autogenerador, en cambio, no enajena energia, él consume la que
produce, razén por la cual sélo utiliza la red puablica para obtener respaldo del
sistema. Por eso mismo, para ser considerado autogenerador debe tratarse de
una misma persona natural o juridica que produce y consume la energia.

La aspiracion de los consumidores industriales de Colombia es que la
autogeneracion tenga una condicion analoga a la del autoproductor de Brasil, es
decir, que pueda vender sus excedentes a la red.



La regulaciéon de la cogeneracion parece adecuada desde el punto de vista
técnico y comercial. Puede ser necesaria una difusion mayor de sus condiciones y
beneficios y, probablemente, el disefio de alternativas de financiacién. Para
incentivar la autogeneracion, de suerte que el incremento potencial o efectivo de
la oferta de electricidad ejerza una presion competitiva en el mercado, es
necesario modificar la condicion legal del auto-generador y regular, de forma
similar a la cogeneracién, 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
minimo 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 pais y esta
compuesto por mas de 4.000 usuarios; estos usuarios se conectan a la red,
principalmente, en el nivel de tensién 2, y mas 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 mas
de 10 afios. Una reduccién adicional que aumente a un 40% la demanda no
regulada dinamizaria considerablemente el mercado.

3 RECOMENDACIONES

Se presentan en esta parte las recomendaciones y una evaluacién 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 evaltian de acuerdo con los
criterios mencionados. Para facilitar la lectura las recomendaciones y las tablas
respectivas se presentan agrupadas en las categorias empleadas anteriormente:
funcionamiento de los mercados, actividades reguladas, institucionales y
aspectos que favorecen la industria.

Los criterios de evaluacién no precisan ninguna aclaracion, salvo el de plazo que
se refiere al término en el cual la entidad responsable debe haber adoptado la
medida que desarrolla la recomendacién 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 actuacién en el mercado.

3.1 Recomendaciones sobre el funcionamiento de los mercados

Recomendaciéon 1. Mantener la arquitectura fundamental del mercado actual
introduciendo ajustes para mejorar la formacién de precios y atender problemas
identificados en el Entregable 1, en su orden de importancia: la falta de un
mercado liquido, competitivo y transparente de contratos; el desempefio 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.

Recomendacién 2. Introducir ajustes de corto plazo: incluir méas pares de precio
y cantidad, eliminar el sistema de arranque y parada y mejorar la remuneracioén
del AGC y otros. El estudio que propone la CREG deberia concentrase en el
disefio de estas medidas.

Recomendacién 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 discusién amplia con expertos
nacionales e internacionales, similar a la que se dio sobre el documento CREG
118 de 2010. Fijar un término creible para la implantacién de un mercado de
contratos de largo plazo estandarizados con participacion obligatoria para la
demanda regulada y participacién libre para la no-regulada.

Recomendacién 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 sobrestimacion 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
adopcion 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 asi la
incertidumbre juridica.



Recomendacién 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 ademds de revisar la eficacia del tipo
de subasta de reconfiguracién adoptada con base en los languidos resultados
descritos en el entregable 1. Igualmente, debe buscar la forma de ajustar con mas
frecuencia la demanda objetivo para los afios en que no haya subasta. La
proyecciéon de la demanda objetivo para los afios de subasta puede ser mas
realista en la medida en que se definan mejor los mecanismos de seguridad.

Recomendacién 6. En opinién de los consultores, a pesar de la importancia del
asunto que pretende remediar la resoluciéon 150 de 2012, la CREG deberia 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 discusién del
Documento CREG 118 de 2010 para mitigar el poder de mercado. Una alternativa
a considerar podria 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 veras incentiven a cumplirlas. Esta
vigilancia debe incluir que todo respaldo vendido en el mercado segundario sea
genuino.

Recomendaciéon 7. Propiciar la participacion de la demanda mediante la
introducciéon de tarifas horarias tanto para generacion como para los
componentes de transporte y distribucién en ambos mercados, regulado y no
regulado. La CREG podria proceder a disefiar experimentos con opciones
tarifarias en algunas zonas de alto consumo como en la costa Atlantica, para
evaluar el impacto de tarifas por hora del dia. La UPME, en colaboraciéon con
otras entidades, puede establecer lineamientos para disefios apropiados de
experimentos que utilicen la medicién inteligente.

Recomendacién 8. El Ministerio de Minas y Energia debe promover en conjunto
con la SIC, la SSPD y la CREG el fortalecimiento del CSMEM y su ubicacién
como entidad independiente, dentro del ordenamiento juridico colombiano, que
le permita cumplir a cabalidad las funciones para las cuales fue originalmente
concebido. Para tal efecto contratara la asistencia legal y técnica que sea
requerida. Esta consultoria conceptta que, salvo mejor opinién, al CSMEM debe



estar adscrito a la SIC en tanto que esta es la entidad que en tltima instancia debe
vigilar la competencia.

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

Recomendaciones sobre el funcionamiento de los Mercados.

Recomendacion 1 2 3 4 5 6 7 8
Bjecutor CREG CREG CREG CREG CREG CREG - SSP CREG - UPME Ministerio
L . . Cortoy )
Plazo de ejecucion Mediano Corto y Mediano Corto ) Corto Corto Mediano Corto
Mediano
. . Estudios - Estudios - Estudios - Estudios - B Estudios - Estudios -
Tipo de medida ) ) ) ) Resolucién ) ) Decreto
Resoluciones Resoluciones Resoluciones | Resoluciones Resoluciones Resoluciones
Generadores, Generadores,
Agentes afectados | Generadores, Generadores, o o )
. o o comercializadores, | Generadores | Generadores | Generadores | comercializadores, Ninguno
directamente | comercializadores | comercializadores
no regulados no regulados
Factibilidad Alta Alta Alta Alta Alta Alta Alta Alta
Impacto fiscal Nulo Nulo Nulo Nulo Nulo Nulo Nulo Nulo
Impacto sobre los . ) Positivo - Positivo - Positivo -
) Positivo - Mediano ) ) ) - ) » .
precios y costos L | Mediano y Largo | Mediano y Largo | Mediano y Positivo Ninguno Positivo Positivo
argo plazo
para la industria V80P plazo plazo Largo plazo
Impacto sobre la
calidad, Positi Ni Positi Positi Positi Positi Ni Ni
0sitivo inguno 0sitivo 0sitivo 0sitivo 0sitivo inguno inguno
confiabilidad y § & 5
sostenibilidad
Impacto sobre los . ) Positivo - Positivo - Positivo -
. Positivo - Mediano ) . . i . . "
precios para el L 1 Mediano y Largo | Mediano y Largo | Medianoy Positivo Ninguno Positivo Positivo
argo plazo
sector regulado JATEOP plazo plazo Largo plazo




3.2  Recomendaciones sobre las actividades reguladas

Recomendacién 9. No es necesario ni conveniente proceder a una revisiéon
anticipada de la metodologia tarifaria de la transmisiéon. El actual periodo
regulatorio termina en abril de 2014 y la CREG ya puso a consideraciéon de los
agentes las bases del estudio para determinar la metodologia de remuneracién
de la actividad de transmisién de energia eléctrica en el préximo periodo
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 altimos
afios. El modelo empleado para el calculo de la tasa de descuento debe
mantenerse, pero es necesario revisar sus parametros para ponerlos en
concordancia con los empleados en paises como Brasil, Chile y Perd. Es
importante considerar el problema que supone la metodologia de valoracién de
la totalidad del activo a costos de reposicion 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. Seria
conveniente evaluar, en el marco de la revision de la metodologia actualmente en
curso, un esquema en el que el valor de reposicion a nuevo se aplique
exclusivamente a las inversiones en reposicion realizadas durante el periodo
regulatorio anterior manteniendo anclado el valor de los demaés activos. De esta
forma se evitarfan cambios bruscos en las tarifas de un periodo 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 expansion del STN de suerte que se
incremente el namero de agentes participantes.

Recomendacién 10. El periodo tarifario en curso culmina en septiembre de 2013.
No es conveniente ni necesaria una revisiéon anticipada de la metodologia. Debe
continuarse con el proceso iniciado con la resolucién 043 bajo los lineamientos
alli indicados que podrian convertirse en lineamientos de politica. Sin embargo,
este proceso desde la formulaciéon de las bases hasta la expedicion de los cargos
para cada uno de los OR puede demorarse unos 18 meses. Por esa razén se
propone que se dé prioridad al proceso de revisiéon y adopciéon de la nueva
metodologia de distribucion. 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 validaciéon 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 regulacion de Chile contempla un



mecanismo de este tipo. Adicionalmente, para evitar las variaciones extremas en
la valoracién de las unidades constructivas, como las de la resolucién 097 de
2008, puede ser conveniente limitar la aplicacion de los nuevos valores a las
reposiciones realizadas durante el periodo regulatorio anterior manteniendo
inalterado en términos reales el valor de los demas activos.

Recomendaciéon 11. A juicio de esta consultoria no parece necesario ni
conveniente modificar la metodologia actual para el célculo de las tasas de
descuento de las actividades de transporte de electricidad. Deben modificarse los
pardmetros de célculo de acuerdo con los lineamientos de las resoluciones 042 y
043 de 2013.

Recomendacién 12. Expedir de inmediato la resoluciéon en firme por medio de la
cual se regula la actividad de comercializacion en el mercado regulado. A juicio
de esta consultoria debe reducirse el cargo de comercializacién. El costo de
comercializaciéon es independiente del nivel de consumo; por esa razén debe
recuperarse como una tarifa por usuario. Se recomienda el restablecimiento del
cargo fijo.

Recomendacién 13. Los beneficios de las ADD son mds aparentes que reales.
Generan transferencias indiscriminadas y toda clase de distorsiones econémicas.
Si el proposito de las ADD es la unificacion tarifaria de los estratos bajos, esto
puede lograrse mediante un esquema de subsidio diferenciales por regiones. Esta
consultoria recomienda la eliminacién gradual de las ADD.

Recomendacién 14. La distribucién de las pérdidas de energia a prorrata de las
ventas entorpece la competencia en comercializacién y elevan el precio de la
energia. Esta consultoria recomienda que se modifique la politica y la regulaciéon
en ese aspecto. La asignacién a la demanda de los costos de los planes de
reduccion de pérdidas elevara el costo de suministro para todos los. Si los planes
son eficientes econdémicamente, el valor de la energia ahorrada como
consecuencia de su aplicaciéon debe permitir recuperar la inversion realizada en
unos pocos afnos. Por esta razén se propone que se establezca una linea de
crédito blando, tipo Findeter, para la financiacion de esos planes teniendo como
medio de repago el valor de la energia ahorrada. De esta forma el costo de los
planes no sera trasladado a las tarifas. Adicionalmente, se debe buscar la
consistencia del manejo de las pérdidas con la comercializacion minorista,



asignando la responsabilidad total de su gestién y medicién a los operadores de
red.

Recomendacién 15. Los problemas con el alumbrado publico provienen de la
ausencia de legislacion. Se debe legislar sobre este asunto precisando los
elementos del tributo (sujeto, hecho generador, rango de la tarifa); los parametros
para determinar la tarifa dentro de los rangos de ley y la naturaleza misma de
tributo: tasa o contribucién. 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 publico en las facturas de electricidad para evitar su vinculaciéon
con los consumos de energia.



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

reguladas

Recomendaciones sobre actividades reguladas

Recomendacion 9 10 11 12 13 14 15
Ejecutor CREG CREG CREG MME - CREG| MME - CREG | MME - CREG MME
Plazo de ejecucién|  Corto Corto Corto Corto Corto Corto Corto
. . Estudios - Estudios - Estudios - Decreto - Decreto - Decreto -
Tipo de medida ) ) ) ] ) ] Ley - Decreto
Resoluciones Resoluciones Resoluciones | Resoluciones| Resoluciones | Resoluciones
Agentes afectados Distribuidores |Comercializa
8 . Transmisores| Distribuidores ) Distribuidores | Distribuidores | Distribuidores
directamente y transmisores dores
Factibilidad Alta Alta Alta Alta Alta Alta Baja
Impacto fiscal Nulo Nulo Nulo Nulo Nulo Nulo Nulo
Impacto sobre los ) »
. .. .. ", . . Segtn regiény .
precios y costos Positivo Positivo Positivo Ninguno Positivo . o Positivo
. K nivel de tensién
para la industria
Impacto sobre la
calidad, Positi Positi Ni Ni Ni Positi Ni
0sitivo 0sitivo inguno inguno inguno 0sitivo inguno
confiabilidad y 8 8 8 8
sostenibilidad
Impacto sobre los ) »
. . . . . . Segtn regioén y .
precios para el Positivo Positivo Positivo Positivo Mixto . . Positivo
nivel de tension
sector regulado
3.3 Recomendaciones sobre  aspectos institucionales 'y  otras
recomendaciones

Recomendacién 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 propésito de

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

legal del sector eléctrico.

Recomendacién 17. El Gobierno Nacional deberia 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

deberia contratar una consultoria que busque armonizar las fuentes de
informacién sobre el mercado en todos sus segmentos. En particular deberia
recomendar sistemas de medicién que permitan precisar mejor la informacién de
contratos no regulados; y reformar la resolucion 135 de 1997 para que se explicite




mejor el tipo de informacién requerida asi como las sanciones por inexactitudes.
En la Superintendencia se debe trabajar en la organizaciéon de la informacién
recolectada sobre contratos y tarifas aplicadas a los usuarios regulados. Esta
Entidad debe proveer de forma periddica informacién sobre el precio de la
energia en Colombia por tipo de usuario, clase de consumidor, empresa y
regiones del pafs.

Recomendaciéon 18. Introducir evaluacion ex - ante de los impactos de la
regulacion sobre el funcionamiento de los Mercados y el precio de la energia. El
Gobierno Nacional deberia revisar la normativa que define los procedimientos
regulatorios para establecer evaluaciones ex - ante de las medidas que impacten
el Mercado y los consumidores.

Recomendacién 19. Asumir presupuestalmente las contribuciones recaudadas a
través de la bolsa de energia y el STN.

Recomendaciéon 20. Adoptar medidas para facilitar los procesos de
licenciamiento y revision 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 algin tipo de medidas que permitan cumplir los
plazos del licenciamiento y modificacion de las licencias. Acelerar la expedicion
del documento CONPES anunciado sobre el tema.

Recomendacién 21. Continuar con el establecimiento de una politica coherente
de abastecimiento de gas para las plantas térmicas y eliminar temporalmente los
impuestos a los combustibles liquidos de los agentes térmicos. La fuente
energética de respaldo esta ahora basada en Liquidos. 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 composiciéon en impuestos, sea
reducido en esa cuantia para las generadoras. Esto no modificaria
estructuralmente el mercado y la posibilidad de respaldo efectivo a costo
razonable. Esto seria solo para las que ya tengan el respaldo con liquidos
procurando quienes les apostaron al respaldo con Gas Natural Importado se
mantengan. Esto seria especialmente bueno para las térmicas del interior que
debido a transporte no pueden competir con GNI.

Recomendacién 22. Fortalecer la coordinacién institucional (UPME, ANLA, XM,

MME) para garantizar la planeacion y ejecuciéon oportunas de las expansiones



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

restricciones.

Recomendacién 23. La UPME puede liderar una reflexiéon sobre las posibles
consecuencias en los precios y en el mercado de diferentes politicas que busquen
diversificar la matriz energética para aumentar la suficiencia energética a costos
razonables en la préxima década. El ejercicio puede enriquecerse si es
alimentado con resultados de instrumentos analiticos adecuados pero requiere el
concurso de variados puntos de vista y una discusién amplia y sincera sobre el
tema. Simultaneamente seria conveniente revisar los estimados del potencial
hidroeléctrico y de renovables econémicamente desarrollable, empezando por
el inventario de los proyectos actualmente bajo estudio de promotores privados.

Tabla 3-3. Evaluacidn cualitativa recomendaciones institucionales y otras

recomendacmnes
Recomendaciones institucionales y otras recomendaciones
Recomendacion 16 17 18 19 20 21 22 23
MME MME -
Ejecutor MME SSP - CREG | MME - DNP MHCP MME MME ANLA - UPME
XM - UPME
Plazo de ejecucion Corto Corto Corto Corto Corto Corto Corto Corto
Resolucione Decreto, le Actuacion
Tipo de medida N.A Decreto Decreto ek Decreto  [administrati | Estudios
s resolucién
va
Acentes afectados Todos los Generadores Generadores
8 i agentes de N.A. N.A N.A transmisores Generadores y N.A
directamente la cadena distribuidores transmisores
Factibilidad Alta Alta Alta Media Media Alta Alta Alta
Negativo -
Impacto fiscal Nulo Nulo Nulo Negativo Nulo e%aajlgo Nulo Nulo
Impacto sobre los
precios y costos para Positivo Ninguno Ninguno Positivo Positivo Positivo Positivo Ninguno
la industria
Impacto sobre la
calidad, confiabilidad | Ninguno Ninguno Ninguno Ninguno Ninguno Positivo Positivo Ninguno
y sostenibilidad
Impacto sobre los
Pprecios para el sector Positivo Ninguno Ninguno Positivo Positivo Positivo Positivo Ninguno
regulado

34  Recomendaciones para favorecer a la industria

Recomendacién 24. Incluir dentro de la agenda de la CREG la evaluacién de la
participacion directa de los grandes consumidores en el mercado de corto plazo.



Recomendacién 25. Esta consultoria comparte el planteamiento de la CREG
sobre la necesidad de revisar la cuestiéon del cambio en el nivel de tensioén. Sin
embargo, esto no debe hacerse en el marco de la revision de la metodologia de
remuneraciéon de la distribucion. 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
regulacién estan procediendo de manera arbitraria. Para ello se propone que la
Superintendencia asuma de oficio la revision de todas las solicitudes presentadas
por los usuarios y negadas por las empresas y se pronuncie de forma rapida. Por
su parte la CREG debe revisar los procedimientos contemplados en las normas
mencionadas y expedir, si fuere necesario, una nueva regulacion facilite la
migracion pero que tenga en cuenta, ademas de los aspectos técnicos, el interés
econémico del OR y el interés de los demds consumidores cuyos costos de
distribucion pueden aumentar. Se debe revisar también la definicion de activos
de conexién de la resolucion 097 de 2008 para permitir que dichos activos
puedan ser compartidos por varios usuarios finales.

Recomendacién 26. Debe buscarse estimular la competencia en el mercado no
regulado reduciendo los limites a la participacion los cuales no se modifican
desde 2000. Esto debe estar acompafiado de una regulacion integral de la
comercializacién minorista que incluya los problemas del cargo fijo y el
prestador de tltima instancia, entre otros.

Recomendacién 27. No se trata de que la energia consumida por el Usuario
Operador quede exenta de la contribuciéon. La propuesta es hacer llegar el
beneficio a los usuarios industriales para lo cual se puede establecer un
mecanismo en el cual la energia industrial de la facturaciéon en bloque se
diferencie de la energia consumida por los usuarios no industriales. Seria
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.

Recomendacién 28. Evaluar si ello puede hacerse por resoluciéon o decreto. Y si
este no fuera el caso, preparar y presentar al Congreso un proyecto de ley que



modifique la condicién 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.

Recomendacién 29. Poner en practica programas, como el de BID-BANCOLDEX,
para el financiamiento de auditorias energéticas y la adopciéon de medidas de
eficiencia en las industrias. Apoyar las propuestas de creaciéon de APP para el
fomento de la eficiencia energética que viene desarrollando la UPME.

Recomendacién 30. Disponer que el beneficio de la exencién de la contribucién
del 20% se aplique de forma automatica a todos los consumidores clasificados
como industriales segtn el codigo CIIU.

Tabla 3-4. Recomendaciones para favorecer a la Industria

Recomendaciones para favorecer a la Industria

Recomendacion 24 25 26 27 28 29 30
Ejecutor CREG CREG CREG MME MME MME MME
Plazo de ejecucion Mediano Corto Corto Corto Mediano Corto Corto
Tipo de medida ESWdl? °- Resolucion Resolucion Decreto Ley D_eC_l 310n' Decreto
Resoluciones administrativa
Age%ntes afectados Genéra'd ores, Distribuidores Dlst-r1'bu.1clor, N.A Generadores N.A N.A
directamente comercializadores comercializador
Factibilidad Media Alta Alta Alta Media Alta Alta
Impacto fiscal Nulo Nulo Nulo Pequefio Nulo Nulo Pequefio
Impacto sobre los
precios y costos Positivo Positivo Positivo Positivo Positivo Positivo Positivo
para la industria
Impacto sobre la
calidad, Ninguno Ninguno Ninguno Ninguno Positivo Positivo Ninguno
confiabilidad y
sostenibilidad
Impacto sobre los
precios para el Ninguno Ninguno Positivo Ninguno Ninguno Ninguno Positivo
sector regulado




CAPITULO 1. ANALISIS DESCRIPTIVO DE LA REGULACION Y
ESTRUCTURA DE MERCADO DEL SECTOR DE ENERGIA
ELECTRICA EN COLOMBIA

1 ANTECEDENTES Y MARCO NORMATIVO Y REGULATORIO
DEL SECTOR ELECTRICO COLOMBIANO.

11 Antecedentes

Hasta principios de los afios 90, el sector eléctrico colombiano estaba conformado
por unas treinta empresas, todas de propiedad estatal. Las 3 principales ciudades
- Bogota, Medellin y Cali - tenian sus propias empresas que, con la excepciéon de
EMCALLI, participaban en todas las actividades de la cadena eléctrica. El pais
estaba interconectado desde principios de los afios 70. Los activos de generacion
eran propiedad de cinco empresas - EPM, EEB, ISA, Corelca y CVC- no obstante
el parque de generacion se operaba de forma integrada con criterio de minimo
costo. ISA, la principal empresa de generacion, era al mismo tiempo duefa de la
red de transmisién y estaba encargada de la operacion del sistema. La expansion
se realizaba conforme a un plan de generacioén y transmision para atender la
demanda nacional definida centralizadamente. Las inversiones se financiaban

con créditos de la banca multilateral garantizados por la Nacion.

Entre 1970 y 1990 se interconect6 el pais y se construyeron los grandes proyectos
- San Carlos, Chivor, Betania, Guatapé, Guavio, etc - que hoy abastecen la
demanda nacional: 6.585 kilémetros de lineas y 7.715 MW de capacidad, vale
decir, el 47% del Sistema de Transmision Nacional y el 57 % de la capacidad
instalada actual. Esta expansion fue financiada en un 60% con recursos de la
banca multilateral. Entre 1970 y 1986 el BM le otorgé a diversas empresas del
sector 15 créditos por US$ 1.937 millones. Otro tanto hizo el BID con 20 créditos.
El desgrefio administrativo y politiqueria en muchas de las empresas se
traducian en elevados costos, considerables pérdidas y bajo recaudo y, en
consecuencia, incapacidad de pagar las compras de energia al sistema
interconectado y de servir la deuda con la banca multilateral. La deuda del sector
eléctrico se fue convirtiendo en el principal problema macroeconémico del pais:
lleg6 a representar un 40% del endeudamiento externo. En 1991 el sistema



colaps6. Una fuerte sequia redujo drésticamente la disponibilidad de los
embalses y el pais entré en un racionamiento que duré 14 meses. Esta situacion
precipit6 la reforma estructural del sector eléctrico.

La reforma estuvo inspirada en los desarrollos pioneros de Chile e Inglaterra, a
los que se unieron, pocos afios después, paises como Australia, Nueva Zelanda y
otros mas de Europa y América. Los cambios cominmente implantados
(Armstrong, Cowan, & Vickers, 1994; Phillips, 1995) fueron:

. La eliminaciéon de la integracion vertical separando los negocios de
generacion, transmisioén y distribucion y, en algunos casos, creando la figura de
comercializador.

. La introducciéon de la competencia en los segmentos de generacién y

comercializacién y regulacion competitiva de la transmision y distribucion.

. La promocién de la inversion privada y la privatizacién de las compaiiias
estatales.

. La promocion de la eficiencia y la innovacion en la industria (Bunn, 1998).
. La concentracién de la atencién del gobierno en la regulaciéon de la

industria y, en algunos casos, en la realizaciéon del planeamiento indicativo de la
expansion.

1.2  Marco normativo - Leyes 142 y 143 de 1994.

En 1991 Colombia adopté una nueva constitucion. En ella se incluyé todo un
capitulo sobre servicios publicos domiciliarios. Se dispuso, entre otras cosas, que
dichos servicios podian ser prestados por el estado o los particulares y que las
tarifas debian fijarse con criterios de suficiencia financiera, eficiencia econémica y
solidaridad. Afios més tarde, en 1994, se expidieron las leyes 142, de servicios
publicos 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 regulacion actual del sector eléctrico. Los aspectos més
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 econémica,
suficiencia financiera y solidaridad social.

3. Un sistema tnico 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 contribucién del 20% sobre el valor de sus
consumos; los usuarios residenciales reciben un subsidio financiado con
dicha contribucién. El déficit es cubierto con recursos del presupuesto
nacional. A partir de 2012 se eliminé la contribucion a los consumidores
industriales de energia eléctrica y gas natural.

4. Desintegracion vertical de las actividades de la cadena eléctrica y
especializacion empresarial o, en su defecto, separaciéon contable.

5. Separacion de actividades reguladas, transmision y distribuciéon, y
actividades en competencia, generacion y comercializacion.

6. Supresion de los monopolios legales, libertad de entrada y libre acceso a
las redes de transmisién y distribucion.

7. Separacion en entidades especializadas de las funciones estatales de
regulacién, vigilancia y control y politica sectorial.

8. Libertad de contratacion para los consumidores que alcancen umbrales de
consumo definidos por el regulador.

9. Planeacion indicativa de la generacion y libertad de inversion en activos
de generacion. Planeaciéon imperativa en transmision.

10. Creacién de un mercado mayorista de electricidad de corto y largo plazo
con la participaciéon de generadores, comercializadores y grandes
consumidores de electricidad.

En los afios siguientes a la expediciéon de las leyes mencionadas, la Nacién
vendi6 a inversionistas extranjeros la mayor parte de sus activos de generacién y,
posteriormente, la casi totalidad de las empresas de distribucion. La Empresa de
Energia de Bogota fue escindida en una empresa de generacién, EMGESA, y una
de distribuciéon, CODENSA; que se vendieron parcialmente al sector privado.
Nuevos agentes han ingresado y se han operado mdultiples cambios de
propiedad. Actualmente el sector estd conformado por mas de 40 generadores,
unos 70 comercializadores, 30 operadores de red o distribuidores y una decena
de propietarios de lineas de transmision. El sistema es operado por una empresa



especializada, XM¢, subsidiaria de ISA, la principal empresa de transmisiéon. Mas
de 4600 grandes consumidores, que mueven un 30% de la demanda, compran
libremente su energia 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 disefiado en las
primeras puesto que estan referidas, principalmente, a la creaciéon de fondos
sectoriales y a la modificacién 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 publicos; buscé simplificar el control de la gestion de las empresas
con capital estatal limitando el alcance de la accién de las entidades de control a
la participaciéon publica; precis6 los procedimientos para la intervenciéon y
liquidacion de las empresas de servicios publicos por parte de la
Superintendencia de Servicios Pablicos y amplié y precis6 las funciones de esta
entidad y dispuso la creacién del Sistema Unico de Informacién que estaria a
cargo de ésta; ordend a las comisiones de regulacion la definiciéon de criterios
para el control de gestion y resultados de las empresas prestadoras. Esta ley
buscaba fundamentalmente dotar a la Superintendencia de Servicios Publicos de
instrumentos que facilitaran la intervencién de las empresas que presentaban
dificultades financieras que comprometian la prestacién de los servicios.

Ley 633 de 2000. Crea el Fondo de Apoyo Financiero para la Energizacién de las
Zonas No Interconectadas (FAZNI) financiado con una contribucién de un peso
indexado anualmente al IPP de Estados Unidos por cada kilovatio hora
despachado. La vigencia de este fondo estd 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 energia (PROURE).

Ley 788 de 2002. Dispuso la creaciéon del Fondo de Apoyo Financiero para la
Energizacion de las zonas rurales interconectadas (FAER) que se financiarfa con
una contribucién 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 normalizacién de redes eléctricas
(PRONE) al cual se destinarian el 20% de los recursos del FAER.

Ley 1150 de 2007. Modificatoria de la ley 80 de contratacién publica. En su
articulo 29 orden¢ a la CREG regular el contrato, la facturacién y el recaudo de la
contribucién con la que se financia el alumbrado publico.

Ley 1215 de 2008. Sobre cogeneracion. Permitié6 la venta de excedentes de
cogeneraciéon a los comercializadores sujetos a la contribuciéon del 20%; la
produccién de autoconsumo quedaba libre de dicho gravamen. Encomend¢ a la
CREG la definicién de los requisitos técnicos que debia cumplir una actividad

para ser considerada como cogeneracion.

Ley 1428 de 2010. Acot6 el incremento de las tarifas de los estratos 1 y 2 al
crecimiento del indice de precios al consumidor y dispuso que el subsidio para
dichos estratos no podrian exceder del 60% y 50% del costo, respectivamente.

Ley 1430 de 2010. Elimino, a partir de enero de 2012, la contribucién 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. Asi, la ley 508 de 1999, Cambio para construir la paz, extendi6 el periodo
de desmonte de los subsidios que excedian los porcentajes fijados en la ley 142.
La ley 812 de 2003, Hacia un estado comunitario, encomendé a las comisiones de
regulacién la expedicién de regulacion que permitiera la adopcion de “esquemas
diferenciales” en términos de calidad y continuidad para la prestaciéon de los
servicios en las zonas no interconectadas, territorios insulares, barrios
subnormales, areas rurales de menor desarrollo y comunidades de dificil gestion.
Dispuso también, con el propésito de evitar el descreme, que los
comercializadores de electricidad y gas debian tener en su base de clientes una
cantidad minima de usuarios pertenecientes a los estratos 1, 2 y 3. También cre6
el Fondo de Energia Social, (FOES), que se financiaria parcialmente con recursos
provenientes de las rentas de congestién resultantes de los intercambios de
energia con Ecuador. Limit6 el incremento de las tarifas de los estratos bajos al
crecimiento del indice de precios al consumidor. La ley 1175 de 2007, Plan de
desarrollo 2006 - 2010, fortaleci6 el FOES asignandole el 80% de los ingresos de las



rentas de congestion e introdujo disposiciones sobre las areas de distribucién.
Finalmente, la ley 1450 de 2011, Prosperidad para todos, eliminé la contribucién de
los usuarios industriales de gas natural; mantuvo el FOES, el PRONE y el FAER
disponiendo que el fondeo del primero podrd hacerse con recursos de
presupuesto nacional una vez se agoten las rentas de congestion, el fondeo del
segundo con una contribucién de un peso por kilovatio-hora transportado y el
del tercero en la misma forma en que se viene financiando desde su creacion, es

decir, con una contribucién 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 regulacion.

Decreto 3734 de 2003. Reglamenta el articulo 65 de la ley 812 de 2003 en lo
referente a la incorporaciéon de usuarios de estratos bajos en la base de clientes de
los comercializadores y dispone el reconocimiento, en el cargo de
comercializacién, de los costos en los que incurren los comercializadores
incumbentes en razén de sus responsabilidades como comercializador de dltima
instancia y las relacionadas al calculo y asignacién de las pérdidas de energia,

principalmente.

Decreto 2696 de 2004. Reglamento la divulgacién de las actividades y proyectos
de las comisiones de regulacion. A partir de esta norma, las comisiones quedaron
obligadas a elaborar un plan estratégico a cinco afios y elaborar y divulgar la
agenda regulatoria anual. Reglamenté lo referente a la divulgacion de las
resoluciones de caracter general y de los estudios que las sustentan. Dispuso la
realizacion de estudios periddicos sobre el impacto de la regulacion.

Decreto 2426 de 2006. Reglamenta el servicio de alumbrado publico. Dispone el
disefio por parte de la CREG de una metodologia para determinar los costos
maximos a ser reconocidos por los municipios a los prestadores del servicio.

Decretos 387 y 4977 de 2007. Su propésito era establecer condiciones de igualdad
en la competencia en el mercado regulado para lo cual desarrolla la nocién de
mercado de comercializacion, 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 energia se distribuiran entre los
comercializadores participantes a prorrata de sus ventas y se define un cargo de
comercializacién tnico, el cargo fijo, que refleje el costo base de comercializacién.



Dispone la adopcion de planes de reduccion de pérdidas cuyos costos eficientes
seran trasladados a los usuarios del sistema. Trata también de la flexibilizacién
de la medida y de la regulaciéon de las compras de energia con destino al
mercado regulado.

Decreto 388 de 2007. Este decreto crea las Areas de Distribucién (ADD)
entendidas como el “conjunto de redes de Transmisién Regional y/o
Distribucién Local destinado a la prestaciéon del servicio en zonas urbanas y
rurales, que son operadas por uno o mas Operadores de Red y que se conforman
teniendo en cuenta la cercania geogréfica de los mercados atendidos y el
principio de neutralidad establecido ley”. Su propésito es unificar los cargos por
uso de las redes de distribucion en dichas areas. Adicionalmente, se encomienda
a la CREG la definicién de “las condiciones técnicas objetivas” para el cambio de
conexion entre niveles, de suerte que no se afecten “las condiciones de conexién

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 A&areas de servicio exclusivo en zonas no
interconectadas.

Decreto 3414 de 2009. Condicioné el restablecimiento del cargo fijo dispuesto por
el decreto 387 de 2007 y la Resolucion CREG 119 del mismo afio a la
disponibilidad de recursos para financiar el subsidio adicional asociado a la
aplicacion de dicho cargo a la facturacion de los estratos 1y 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, publicas y privadas, que hoy
interactdan en el sector eléctrico. En esta parte se describe la estructura
institucional del sector.

1. Politica Pablica Sectorial. Estd a cargo del Ministerio de Minas y
Energia, pero también intervienen en su formulaciéon el Departamento



Nacional de Planeacién y el Ministerio de Hacienda y Crédito Puablico.
La politica sectorial se plasma en el Plan Nacional de Desarrollo, en los
documentos del Consejo Nacional de Politica Econémica y en decretos
y resoluciones expedidos por el Ministerio.

2. Planeacion Sectorial. La formulacién de los planes de expansion en
generacion y transmision corresponde a la Unidad de Planeacién
Minero Energética, dependencia de cardcter técnico adscrita al
Ministerio de Minas y Energia. El plan de expansiéon en generacién es
meramente indicativo; no asi el de transmisién. La ejecucion de los
proyectos que conforman este ultimo se adjudica mediante subastas
competitivas, como se explica mas adelante.

3. Regulacion. Estd a cargo de la Comisién de Regulaciéon de Energia y
Gas en la que tienen asiento los ministros minas y energia, hacienda, el
director de planeacion y cinco expertos designados por el presidente
de la reptublica para periodos fijos de 4 afios. También asiste, sin voto
en las decisiones, el Superintendente de Servicios Publicos
Domiciliarios. La regulacion de la que se trata es regulacion
econdmica, 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 publicas, privadas y
mixtas - y los consumidores, regulados y no regulados. También
deben mencionarse los gremios sectoriales - ANDESCO, ACOLGEN,
ANDEG, ASOCODIS y ACCE’ - que cumplen una importante funcién
en la discusion de las politicas sectoriales y de la regulacion.

5. Control y vigilancia. Participan dos entidades, la Superintendencia de
Servicios Pablicos Domiciliarios y la Superintendencia de Industria y
Comercio. A la primera corresponde vigilar y controlar la aplicaciéon de
la regulacion, 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 Energia Mayorista (CSMEM).

6. Operacion del Sistema y gestién del Mercado. Esta a cargo de una
empresa especializada, sin participacion en otras actividades eléctricas,

7 Asociaciéon Nacional de Empresas de Servicios Pablicos Domiciliarios, Asociacién Colombiana
de Generadores, Asociacién Nacional de Empresas Generadoras, Asociacién Colombiana de
Distribuidores y Asociacién Colombiana de Comercializadores.



la Compania de Expertos en Mercados, filial de ISA. Esta empresa
opera el sistema nacional de generacién y transmision y administra los
intercambios comerciales entre los agentes en la bolsa de energia.

7. Organismos asesores. Consejo Nacional de Operaciéon (CNO), el
Comité Asesor de Comercializaciéon (CAC) y el Comité Asesor de
Planeacion de Transmision (CAPT). Estos organismos estan integrados
por empresas del sector.

2 EL MERCADO MAYORISTA

La generacion y la comercializacién parcialmente estdn bajo un régimen de libre
competencia. La transmision y la distribucién son reguladas como monopolios.
Los generadores, los comercializadores y los grandes consumidores son los
agentes participantes en el Mercado de Energia Mayorista (MEM). Este tiene dos
componentes: el mercado de corto plazo o bolsa de energia, reservado a
generadores y comercializadores, y el mercado de largo plazo de contratos
bilaterales en el que participan todos los agentes mencionados. Estos son
contratos puramente financiaros o de cobertura, es decir, que no inciden en la
operacién comercial de la bolsa ni determinan el despacho efectivo de la carga.

21  Mercado de corto plazo o bolsa de energia.

2.1.1 Aspectos generales.

La bolsa de energia, que estd funcionando desde 1995, puede definirse como una
subasta de sobre cerrado que se realiza diariamente para determinar las plantas
que generaran al dia siguiente. Los generadores ofertan cada planta® con un
precio tnico para las 24 horas del dia® y declaracién de disponibilidad horaria y
de inflexibilidades. Los servicios auxiliares (AGC - SRSF) se ofertan al mismo

8 La participacién 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 tinica de precios para las 24
horas, que sustituy6 a las ofertas horarias, es ineficiente para controlar el poder de mercado,
como se pretendia, y que da lugar a una gestion ineficiente de los embalses.



precio. Los precios ofertados, establece la regulacién, deben reflejar los costos
variables de combustibles, para las plantas térmicas, y el costo de oportunidad
del agua, segtin la percepcién de los propios agentes!0. El precio de oferta tiene
un piso igual al CEE y al FAZNI'. Los costos de arranque y parada de las

térmicas se ofertan trimestralmentel2.

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 tultima planta requerida para atender la
demanda: el precio marginal del sistema (PMS). La liquidaciéon de las
transacciones horarias se realiza suponiendo una red de nodo tnico y sin
considerar las restricciones de transmisién. Este es el llamado despacho ideal.

En realidad hay tres despachos. Esta en primer término el despacho econémico o
programado el dia anterior a la operacién, teniendo en cuenta el estado de la red,
razon por la cual se incluyen las plantas por fuera de mérito pero que deben ser
despachadas en razén de las restricciones. En segundo lugar esta el despacho
real, es decir, la operacion 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 generacion efectiva de cada planta.
Finalmente estd el ya mencionado despacho ideal. Es un despacho meritorio
horario que toma la demanda real y determina la generacion que habrian 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 produccién de energia de cada agente mas 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 informacién afectan las ofertas de
los agentes.

11 CEE: Costo de Equivalente de Energia del cargo de confiabilidad. FAZNI: Fondo de Apoyo a
Zonas no Interconectadas.

12El Anexo A - 4 de la Resoluciéon CREG 024 de 1995 establece que “La oferta de precios en la
bolsa se hara de acuerdo con la Resolucién CREG - 055 de 1994. Sin embargo, para verificar si las
cotizaciones de los generadores siguen el criterio definido en la resolucién mencionada, la
Comisién tomara en cuenta que los precios ofertados serdn flexibles e incluiran el efecto de la
incertidumbre y las diferencias de percepcion de riesgos de los generadores.”



Al liquidarse las transacciones al precio de bolsa, la diferencia entre el despacho
real y el despacho ideal podia tener como resultado algunos agentes recibieran
dinero sin haber generado y otros no recibieran nada a pesar de haberlo hecho.
Esta situacion 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 generacion ideal
excede a su generacion real y positivamente en el caso contrario. En primer caso
devolvia una suma de dinero igual al producto de la diferencia entre su
generacion real y su generacion ideal y el precio de reconciliaciéon definido por el
regulador; en el segundo recibia la suma correspondiente.

El propésito 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 expedicion de la resolucion 034 de 2001. Antes de dicha
resolucion, el agente que era forzado a disminuir su generacion, por un hecho
ajeno a su voluntad, debia devolver la cantidad no generada, valorada a su
precio de oferta. Es decir, el generador realizaba compras por reconciliacién a su
precio de oferta, lo cual significa que estaba dispuesto a pagar maximo hasta su
costo de generacion; en otras palabras, para atender sus contratos de largo plazo
debia pagar el minimo entre sus costos de operacion y el precio de bolsa; esto era
la previsto en la resoluciéon 025 de 1995. Con el cambio definido en la resolucién
034 en la féormula para determinar el precio de reconciliacién negativa, se
desvirtu6é la anterior concepcién inherente al esquema de mercado implantado
en el pais, al introducir la red de transmisiéon como un elemento determinante
del balance comercial del generador. En efecto, al establecer que el precio de las
compras de reconciliacién es el promedio entre el precio de bolsa y el precio de
oferta del agente, el generador, dependiendo de su posicion topoldgica y del
estado de la red, puede quedar sujeto pérdidas econdémicas, al estar expuesto al
precio de bolsa, agregando un factor exégeno adicional al riesgo que asume al
establecer contratos de largo plazo. Esta situacion 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
transmisiéon. De forma andloga 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 reconciliacion negativa fue modificado
posteriormente por las resoluciones 051 de 2009 y 121 de 2010. Sin embargo, se



mantiene la légica de la resolucién 034 de 2001 y en consecuencia el estado de la
red impacta a los generadores.

2.1.2 Elformato de ofertas y definicion del precio.

El disefio adoptado para el mercado de corto plazo, ofertas basadas en subasta de
precios uniformes y nodo tnico, tenia la ventaja de ser simple y transparente,
como lo han sefialado diversos analistas; aunque con mecanismos un poco
complicados para control de poder de mercado local, reconciliaciones y
resolucion 34 de 2001. Se argumenta que un esquema de “pague lo ofertado” es
menos vulnerable al poder de mercado, pero se perderia un atributo importante
del sistema actual, el cual es acercarse més 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 tendria mas costos que beneficios.

Otra modificacion, sugerida por Barrera y Garcia (2010), consistente en cambiar
el sistema de liquidaciones tnico por otro multiple con mercados del dia
siguiente y mercado en tiempo real en combinacién con determinacién de
Precios Marginales Localizados basados en curvas de oferta de generadores y
curvas de demanda de distribuidores u otros comercializadores, podria tener la
ventaja evitar las restricciones causadas por la diferencias ocasionadas por un
sistema de nodo tnico. Dicho sistema permitiria olvidarse de las reconciliaciones
aunque no de la necesidad de mitigar el poder de mercado local. Se trata de
cambios de significaciéon que podrian 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 dia 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 dia hacen que
participantes, atin 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 dia. Wolak demuestra, ademas, que esto se
traduce en mayores precios e inflexibilidades que impiden a los ofertantes
hidraulicos participar més activamente en el cubrimiento de la punta lo que, de
ser remediadas harian atn menos necesaria la necesidad de complicados
despachos de arranque y parada. Como se indica mas adelante la CREG esta



considerando hacer un estudio en este sentido. El camino a seguir mds eficiente
seria que procediera a disefiar un par de alternativas y que las probara para
identificar sus beneficios.

Por ultimo, tanto la eficiencia en el formato de oferta como la competencia en el
mercado se beneficiarian de la participacién activa de la demanda en el mercado.
En esto todos los analistas estdn de acuerdo, como lograrlo es el desafio que
enfrenta el mercado en el mediano o largo plazo. Para proceder en este sentido
seria necesario coordinar un programa que permitiera recopilar las evaluaciones
de la introduccién de estos sistemas en otros paises y las posibles modalidades
para iniciar su introduccién en Colombia. Es importante distinguir las diferencias
con estas experiencias generalmente realizadas en sistemas predominantemente
térmicos. Después de 10 afos de haber sido introducida en los EEUU, la
competencia al por menor solo ha prosperado en el sector residencial en Texas.
La introduccién de medidores inteligentes no afiadiria 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 multiples analisis. Como buena
parte de los mercados eléctricos, el de Colombia tiene una estructura oligopdlica
con indices de concentracion elevados tanto en capacidad como en generacion.
La fuente de informacién mas completa sobre el desempefio de la bolsa la
constituyen los informes del Comité de Seguimiento del Mercado de Energia
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 evalta el desempefio 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 inequivoca de poder de mercado”. (Pagina
4).

“...los agentes solo 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 constato que los
agentes con recursos térmicos cuentan con algiin grado de poder de mercado y por ello
sus ofertas no se explican exclusivamente en la evolucion de los precios de los
combustibles. Existe una relacion estadistica clara entre escasez de agua y altas ofertas
térmicas.”. (Pagina 9).

“...el sector de la generacion puede mantener un buen desempeiio financiero, bajo
distintos escenarios de hidrologia. Por otra parte, la rentabilidad encontrada es alta con
respecto a los promedios en otras actividades de la economia, pero no se sitiia en niveles
altos donde se ejerce poder de mercado”. (Pagina 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 hidricos y los niveles de los embalses, algunos precios mdximos de
bolsa, siendo elevados pero todavia distantes del precio de escasez, ocurren por efecto del
mantenimiento del parque térmico en la estacion de lluvias”. (Pagina V)

“La abundancia de agua ha mantenido controlado el poder de mercado en todo el espectro
horario...” (Pagina 25).

El Informe 55, referido al 2010, sefiala:

“Durante el periodo seco, se presentaron precios elevados que cayeron al final del
fenomeno del Nitio; sin embargo, durante enero y febrero el nivel del precio de bolsa fue
bajo para la situacion de Nirio, lo cual obedecio a estrategias utilizadas por los
generadores para optimizar sus resultados, especialmente frente a las modificaciones
regulatorias del mercado. En el sequndo semestre del atio, el nivel agregado del embalse se
recuperd a sus valores historicos; no obstante lo anterior, el precio promedio en los meses
de septiembre y octubre superd el de los arios anteriores al 2009, mostrando menor
volatilidad en horas de alta demanda; finalmente en noviembre con la Nifia en su mdxima
severidad, el precio de bolsa presenté una caida por debajo de los niveles historicos”.
(Pagina III).

Tal vez la caracteristica mas importante del mercado mayorista es que este pueda
ser lo més 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 basicos cualquiera. Esta competencia no sé6lo 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 empez6, y sigue concentrada, circunstancia
agravada por la integracion 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 limites a la participaciéon en la actividad de
generacion y a la participacién accionaria entre empresas con actividades
complementarias. En términos generales ningtn generador puede controlar mas
del 25% de la capacidad instalada. Sin embargo, la Resolucion 60 de 2007
introduce condiciones diferenciales segun la participaciéon del agente en la
energia firme disponible (ENFICC) y la concentracién del mercado, medida por
el Indice Herfindahl Hirschman (IHH). Cuando la participacién de un generador
sea mayor o igual a 25% e inferior a 30%, y el IHH mayor o igual a 1800, la CREG
pondré dicha situacién 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
articulos 3 y 5 del Decreto 990 de 2003. Cuando la participaciéon de un generador
sea mayor o igual a 30% y el IHH sea mayor o igual a 1800, el generador debera
poner a disposicion de otros agentes la energia suficiente para que la
participacion en la actividad de generacién retorne a los niveles establecidos.
Estas medidas permitieron flexibilizar la expansiéon de algunos generadores
dominantes pero no ha sido puesta a prueba en la préacticals.

Con base en la experiencia de la crisis del 2009 la CREG presenté para
comentarios el documento CREG 118 de 2010: Medidas para la promocién de la
Competencia en el Mercado Mayorista de Electricidad, el cual establecia un
complejo sistema para detectar los generadores que tuviesen capacidad de ejercer
poder de mercado por medio de los indices 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 convocé a un
seminario en Bogota 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 operacion comercial de grandes proyectos como Ituango, Sogamoso y
Quimbo se incrementard la participacion de EPM, ISAGEN y EMGESA tanto en generacién como
en comercializacion.



un procedimiento de micromanejo para el control de poder de mercado. Como
resultado de esta discusion se archivé el proyecto.

La SSPD estableci6 en enero de 2006 el Comité de Seguimiento del Mercado de
Energia Mayorista, CSMEM, con base en consultoria realizada por el profesor
Wolak, cuyo objetivo fundamental es realizar el monitoreo del mercado eléctrico
colombiano con el fin de brindar sefiales oportunas a los entes de vigilancia,
regulacién 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, ademas de presentar los indicadores del mercado, desarrolla temas de
interés para el mismo. Un tema recurrente en los informes mensuales ha sido la
identificacion 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 encontré para
cuatro generadores no solo la capacidad de influir el precio de bolsa sino también
la posibilidad de beneficiarse de estas alzas. Wolak efectu6é ademas un estimado
del Benchmarking, aproximacién 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 teoria econémica detras del ejercicio del poder de mercado y como prevenirlo
esta descrita en detalle en el informe del profesor Wolak a la SSPD en 2009. Un
resumen de la misma se incluy6 en el Estudio de Fedesarrollo con base en el libro
de Jaime Milldn'* y se incluye en el anexo 2. En resumen, es inutil tratar de
identificar dia a dia el ejercicio de poder de mercado y mas indtil atin tratar de
entablar una sancién legal basada en hechos individuales y de corto plazo. Lo
que se busca es mas bien identificar patrones de precios que en una manera
sistematica 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 situacién proceder a
tomar medidas por un periodo de tiempo en que se pasaria de un sistema de
ofertas libres a un sistema de costos, como los existentes en algunos paises de la
region. Se estima que esta amenaza sea suficiente para que el mercado se auto-
controle y se minimice el dafio a los consumidores.

" Millan 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 informacién necesaria y transmitirla a las autoridades
competentes. La ubicaciéon del Comité, en la SSPD, asi como su financiamiento
han sido objeto de algunas criticas, en particular toda vez que la funcién de
control de monopolios y vigilancia de la competencia ha sido trasladada a la SIC.
El Estudio de Fedesarrollo recomend¢ fortalecer la labor del CSMEM y asegurar
su independencia. En el informe final se hardn recomendaciones sobre el papel y
ubicacion del CSMEM dado que la responsabilidad de competencia ha sido
trasladada a la SIC. E1 CSMEM no solamente debe mirar la bolsa sino también el
desempefio del mercado de contratos.

214 Costos de arranque y parada.

Como respuesta a la observacion 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 tnicas (CAP y costos variables), si
sus plantas se despachan solamente un periodo corto de tiempo y a capacidad
minima, la CREG someti6é a consulta un procedimiento para separar las ofertas
en la resoluciéon 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 6ptimo para todas las horas del dia en forma simultédnea, de
tal manera que se minimice el costo total incluyendo los CAP, entre otros
detalles. La Resolucion CREG 051 de 2009'%, emitida a fines de mayo, acoge
algunos de los reparos que se hicieron a la resolucién 012 y presenta el disefio
definitivo por recomendacién de Peter Cramton similar, pero no igual, al
recomendado por el Standard Market Design en los Estados Unidos. La Resolucion
051 garantiza a cada planta térmica que, en caso de ser despachada, siempre
podra recuperar los costos variables, representados en sus precios de oferta, mas
sus CAP ofertados. El procedimiento adoptado para ello consiste en afiadir al
precio de bolsa un valor adicional, AIN, el cual resulta de dividir el valor

necesario para asegurar a las térmicas la recuperacion de sus ofertas por toda la

' La Resolucién 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
reconciliacién positiva, los servicios auxiliares y otros que no son objeto de andlisis en este
documento



demanda del dia. Este adicional es devuelto por los generadores que no
requieran la compensacién y asignado a quienes si la requieran.

El procedimiento de la resoluciéon 051, si bien favoreci6 la formacién de ofertas
de la generacién térmica, ha sido objeto de numerosas criticas por introducir un
sistema complejo, poco transparente y de dificil reproduccién por los
participantes en el mercado. En opinién 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 Wolak!¢, en su
trabajo para la Superintendencia de Servicios publicos hacia una critica
devastadora a la conveniencia de adoptar este tipo de medida porque casi con
seguridad asegura un mayor costo para el consumidor. A continuacién 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 arqument 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 arquments 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 presenté a mediados del 201017 los resultados de un estudio
sobre los impactos del mecanismo de arranque y parada sobre los precios del

' Wolak, Frank. 2009. Report on Market Performance and Market Monitoring in the
Colombian Electricity Supply Industry, Para la SSPD. Julio

" Wolak, Frank. 2010. Market Performance in the Colombian Electricity Market and the Recent
El Nino Event. PPoint presentation. October.



mercado mayorista. Para todas las horas de la muestra estimé el costo total
variable de todas las unidades térmicas durante cada hora del dia y luego us6
este valor para determinar si para el mismo valor de Generacién Total Ideal cada
hora, el costo total variable de la generacién térmica total ideal es menor después
de agosto 1 de 2009. Repiti6 este ejercicio para la generaciéon real y como no
encontr6 diferencias en los dos casos concluyé que la evidencia empirica no
permiti6é encontrar ningtin cambio en el costo total, ajustado por produccién, de
la generacion 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 habia sido
considerado como un problema antes. Al respecto sefialaba el estudio:

Pareceria, que la operacion por corto tiempo (y variable) de las plantas térmicas, que
efectivamente han venido siendo utilizadas como unidades de punta, algunas veces por
solo una o dos horas al dia, es de alguna manera inusual y puede haber sido debido a las
condiciones hidrologicas asociadas con el fenomeno de la Niria. En un sistema hidro-
termico como el colombiano se esperaria que las unidades térmicas se utilicen
principalmente como unidades de base en periodos de condiciones hidrologicas secas. En
tales periodos, los CAP serian distribuidos en muchas horas y por tanto no requeririan
un margen muy alto entre el precio de bolsa y el CV (puesto que las unidades
hidroeléctricas fijarian el precio, éste tenderia a exceder el CV de las unidades térmicas en
cualquier caso). Decidir sobre si la magnitud del problema es lo suficientemente grande
como para ameritar medidas especificas es importante porque cualquier medida de tal
naturaleza muy probablemente implicaria una ruptura con la filosofia general de contar
con una estructura de ofertas sencilla, y la propuesta de la resolucion 051 de la CREG
ciertamente lo hace. No seria deseable desviarse de tal filosofia 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 rediserio del sistema de ofertas, lo que implica que la
situacion observada en el pasado, cuando no se detectaba el problema era transitoria,
entonces existe una razon de peso para encontrar la solucion correcta. Entre mis
importante sea el problema, mds importante es encontrar la solucion correcta. Los precios
en el mercado mayorista producen las seriales para la nueva inversion, particularmente de
capacidad de punta, y es, por lo tanto, esencial establecer las seriales de precios que
fomenten la construccion de capacidad de punta eficiente, mds comvinmente asociada con
centrales hidroeléctricas”.



Como lo anota el Profesor Wolak permitir ofrecer méds de un par de precio -
cantidad por cada unidad durante el dia puede flexibilizar las ofertas de los
hidraulicos 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
operacion. Los consultores entienden que la CREG ha llamado a presentar
propuestas para analizar el impacto de los CAP asi 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.

2.21 Aspectos generales.

Los contratos de largo plazo son contratos financieros, no obligan a entrega
fisica, no aseguran su despacho ni la atencién 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 méxima
superior a 100 KW - que acuerdan libremente el precio, las cantidades de la
energia transada y el plazo. La tnica exigencia regulatoria es que los contratos
tengan resolucion horaria para que puedan ser liquidados contra la generacién
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 negociacion bilateral; se realizan
convocatorias publicas donde el contrato debe ser adjudicado al menor precio
ofertado. Los distribuidores-comercializadores cuya demanda represente el 5% o
mas de la demanda total del sistema no pueden cubrir con energia propia mas
del 60% de sus requerimientos para abastecer sus clientes regulados. Ni estos ni
los demas comercializadores tienen obligaciones de contratar anticipadamente
cantidades minimas de energia. Su grado de exposicién al mercado spot es
decisién propia, sin embargo los comercializadores que compran energia 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 segtin 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 mas corriente es el de precio fijo
durante todo el periodo de vigencia, pero también los hay mas sofisticados con
precios horarios o precios ligados al precio de bolsa o a algtn indice de precios
determinado.

El mercado de largo plazo tiene dos segmentos con diferentes precios.
Histéricamente, los precios en el segmento de donde se transa la energia para el
mercado regulado han excedido a los del mercado no regulado. Esa diferencia de
precios puede explicarse por el volumen transado, la distribucién horaria de la
demanda, la duracién del contrato y el riesgo del comprador. Pero también
puede ser el resultado de una discriminaciéon de precios explicada por la
diferencia en la elasticidad de la demanda de cada uno de los segmentos. Hace
algunos afios la CREG realiz6é un analisis de los factores econémicos y técnicos
que podrian explicar las diferencias de precios, concluyendo:

“...no se encontro que los factores técnicos y econdmicos estudiados incidan en la
diferencia de precios, lo que conlleva (sic) a concluir que la distorsion en los mercados es
evidente y que los vendedores podrian estar efectuando una discriminacion no justificada
de precios en funcion del segmento del mercado que atienden”18

En estudio reciente realizado para ACOLGEN, Barrera y Garcia (2010) hacen una
similar observacion:

“Entendemos que el andlisis de esta divergencia de precios realizado por el regqulador 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, debermos
resaltar que este andlisis regulatorio ignora que las divergencias de precios que no sean
explicadas por diferencias en costos. Existen circunstancias en las cuales la
discriminacion de precios no tiene por qué ser reflejo de poder de mercado”1?.

8 CREG (2005). Documento 065. Definicion de la componente de generacién en la formula
tarifaria de energia eléctrica. Pagina 22.

19 Barrera y Garcia (2010). Desempefio del mercado eléctrico colombiano en épocas de nifio.
Lecciones del 2009 - 2010. ACOLGEN, Bogota.



La cuestion de las diferencias de precios es importante. El punto fundamental es
la evolucion del precio de los contratos pues es ese precio el que es relevante
para el consumidor final, sea o no regulado. Un 80% o mas de la demanda es
cubierta con contratos.

2.22 Mercado No regulado.

La Tabla 2-1 muestra el precio promedio ponderado de la energia en contratos de
largo plazo, estimado por ACOLGEN. Las tasas anuales de crecimiento exceden,
casi todos los afios, los incrementos del IPC y el IPP. En la dltima 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 afio. En el periodo el crecimiento
real es de 65% para una TCAC de 4,66%.

Tabla 2-1. Precio promedio ponderado de contratos LP (G+C) ($/KWh)

Precio promedio ponderado de contratos LP (G+C) (S/Kwh)
Afo Corrientes Incremento IPC (%) IPP (%) constantes
(%) 2001
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
Fuente: ACOLGEN - Banco de la Republica-DANE

Fuente: ACOLGEN - Banco de la Reptiblica - DANE

La evolucién de estos precios debe analizarse desde dos perspectivas, a saber: el
comportamiento de los fundamentos del mercado y sus caracteristicas
microecondémicas.

Antes de 2000 el precio de los contratos habia caido a valores muy bajos, como
consecuencia de la amplia oferta disponible y la fuerte competencia que se
presentd entre los principales generadores por posicionarse en el mercado no
regulado. La recesiéon del fin del siglo, con la consiguiente contraccién de la
demanda, agravé la situacion de precios bajos que se expres6 en la dificil



situaciéon financiera por la que atravesaron las generadoras del pais. 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 grafica - es relativamente
moderado. Esto llama la atencién como quiera que entre 2003 - 2004 se present6
un calentamiento en el Pacifico. Probablemente atn la situacién de oferta
holgada impidi6 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 relaciéon entre la capacidad instalada y la demanda
maéxima 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 todavia holgado. Sin embargo, dado el
factor de carga tipico de las centrales hidroeléctricas y los mantenimientos
normales, a ese nivel, para cubrir la demanda, ya es necesario recurrir a la
generacion térmica lo cual se traduce en expectativas de precios de bolsa altos
que se reflejan en los de la contrataciéon de largo plazo. Adicionalmente es este
época comenzo a aparecer en los anélisis energéticos la posibilidad de generacion
térmica con combustible liquido en periodos de muy baja hidrologia, dadas las
restricciones en la produccién 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 mas adelante, es probable que la introduccién del
esquema de cargo por confiabilidad haya incidido en las politicas de los agentes
con relacion a la contratacion de largo plazo. El problema del suministro de gas
y la conversién a liquidos de parte importante del parque térmico es una
circunstancia que estd incidiendo e incidird de manera significativa en el precio
de la energia en los préximos afios. Se volvera sobre este punto.

Como se sabe, en el sector eléctrico colombiano el problema de la oferta no es de
potencia sino de energia. Esta fue una leccion duramente aprendida con el
racionamiento de 1991. Los balances de oferta y demanda deben hacerse en
términos de energia y no de capacidad. Adicionalmente, el riesgo de exponerse a
un precio de bolsa fijado por el costo de los combustibles liquidos y el riesgo de
no estar presente en el despacho en el momento en que es hagan exigibles las
obligaciones de energfa firme?, hace que la oferta comercial de energia sea

20 Hay que insistir sobre este punto. Estamos frente a la paradoja de que el cargo de confiabilidad,
disefiado 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 dltimo caso a la situacién de combustibles del parque térmico.



inferior a la que arrojaria la simple consideracién de la capacidad disponible
ajustada por los factores de carga de las distintas tecnologias. Esto significa, en
otras palabras, que el indicador adecuado para hacer el balance comercial de
oferta y demanda podria ser no la energia media sino la energia firme?!. La
Figura 2-1 da cuenta de lo anterior.
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Figura 2-1. Margen de capacidad

Fuente: elaboracién 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 namero de participantes a sus
solicitudes de oferta se ha reducido notablemente en los tltimos afios. La Tabla
2-2 ilustra esta situacion para 57 contratos reportados por 11 grandes
consumidores: hasta 2006 el nimero de oferentes era usualmente superior a 5,

?! Barrera y Garcia (2010) hacen una observacién similar: “Es muy factible que las empresas,
adversas al riesgo, contraten cantidades alrededor de su energia firme en momentos en que
esperen un fenémeno hidrolégico severo y cantidades muy superiores a la misma en otros
momentos”. Pagina 91. Pero esto puede variar de un generador a otro. La energfa disponible para
contratos por parte de los generadores hidraulicos esta relacionada con su politica de riesgo de
acuerdo a las caracteristicas de firmeza de sus recursos cuya metodologia de célculo es particular
de cada agente. El nivel de contrataciéon varia entre las empresas entre el 60% y el 90% de sus
energias media en funcion de las caracteristicas de sus recursos. Por otro lado los generadores
térmicos por lo general, salvo dos excepciones, no venden su energia firme en contratos de largo
plazo quedando el mercado de contratos principalmente para los agentes hidrdulicos.



después de ese afio se reduce. Sesenta empresas que respondieron la encuesta
realizada por la Cédmara de Grandes consumidores manifestaron que en
promedio se presentaron 2,8 oferentes a las convocatorias realizadas durante
toda su participaciéon en el mercado no regulado. A la dltima convocatoria se
presentaron 2,3 oferentes en promedio.

Tabla 2-2. Namero de oferentes contratos LP No regulado

Numero de oferentes contratos LP No regulado
Mas de 5 364 162
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

Fuente: Elaboracién propia, a partir de encuesta a afiliados a la ANDI

En efecto, los comercializadores independientes han desaparecido del mercado
no regulado??. Alegan que los grandes generadores no les venden energia o lo
hacen en condiciones de precio y cantidades desfavorables. No estan dispuestos
a asumir el riesgo de la bolsa en donde su participacion estd también restringida
por las garantias 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 mas rentable ser vendedores netos en bolsa cuando
resultan despachados que cubrir sus contratos con esa generacién. Esto lleva a
que en el lado de la oferta del mercado de contratos s6lo estén los generadores
hidraulicos o mixtos?3. La mayoria de los 44 generadores registrados y activos en
el mercado son pequefas plantas hidraulicas sin firmeza que no pueden
garantizar un suministro de largo plazo. Solo quedan pues en el mercado no
regulado 3 6 4 generadores-comercializadores del lado de la oferta.

A diferencia de lo que ocurria hace algunos afios vender en el regulado es
atractivo: el precio es mayor y los riesgos comerciales otrora tan frecuentes

22 ANDESCO no esta de acuerdo con esta afirmacion.

2 Es muy probable, que el marginamiento de los generadores térmicos del mercado de largo
plazo se explique por la migracién a liquidos por la que han optado muchos de éstos. La
migracioén a liquidos puede permitir la atencién de la demanda, pero desincentiva la contrataciéon
de largo plazo.



practicamente han desaparecido. La mayor parte de la energia la venden a los
comercializadores que abastecen el mercado regulado.

Por otra parte, la competencia por los grandes consumidores parece haberse
estabilizado. La mayorfa de las empresas, 60 encuestadas por la Cdmara de
Grandes consumidores de la ANDI, manifest6 estar siendo abastecidas por el
mismo proveedor desde 1999 o haber cambiado de proveedor dos veces en
promedio en el tiempo de su participacién en el mercado no regulado.

La corta duracion de los contratos ha sido sefialada como un factor que puede
dar lugar a que los precios estén mds 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 duracién
promedio de 40 meses. La aplicacion de esa misma encuesta a 13 grandes
consumidores que reportaron 66 contratos arrojé los resultados que se presentan
en la Tabla 2-3. El 73% de esos contratos se suscribieron en los 3 dltimos meses
del afio, con fecha de inicio en enero del afio siguiente.

Tabla 2-3. Duracién de los contratos LP No regulado

Duracién de los contratos LP No regulado
Duracion # %

12 o menos 5 7,6
Mas de 12y menos de 24 7 10,6
24 meses 28 42,4
Mas de 24y 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

Contratos LP Mes de contratacién
Mes | I {upIv{iv ] v vl fvi|fIX| X Xl Xl
Contratos 251202 2 1 3 Of10(| 8 28
Fuente: Encuesta afiliados ANDI

Fuente: Elaboracién propia, a partir de encuesta a afiliados a la ANDI

Aunque al plazo de contrataciéon que arrojan las encuestas de la ANDI, 40 meses
en promedio, es superior al que usualmente se indica como tipico en el mercado
no regulado, entre 12 y 24 meses, podria considerarse atn lejos de ser una
verdadera contrataciéon de largo plazo: 5 o mas afios. Sin embargo, la forma en



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 periodos de tiempo cuando la hidrologia es abundante, puede
disuadirlos de contratarse a muy largo plazo, aunque esto se ha manejado con la
tijacion de precios de contratacion 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 energia en caso de racionamiento le resten incentivos a
la contratacion a muy largo plazo. Naturalmente esta forma de contratacion
entrafia riesgos en presencia de hidrologias bajas cuando hay expectativas de
precios al alza en el spot.

El mercado no regulado estaria presentando los siguientes rasgos:

e Una fuerte concentraciéon del lado de la oferta cuyo efecto sobre la
formacion de los precios es mas significativa cuando se presenta, como en
la actualidad, un mercado de vendedores por la disminucién de la energia
firme disponible.

e Periodos de contrataciéon cortos, aunque al parecer no tanto como se
considera usualmente, contrataciéon en masa - en los ultimos meses del
afio - con poca antelacién a las fechas de inicio. Esto hace que los precios
de los contratos sean muy sensibles a los precios de bolsa en horizontes
cortos.

e Falta de estandarizacién 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
regulacién 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 concentracion del lado de la oferta y la demanda; de su tamafio relativo
y de la existencia de opciones para los participantes.

La cuota de mercado en comercializacién esta regulada por la Resolucion 024 de
2009, la cual establece que ninguna empresa podra tener directa o indirectamente
una participacion superior al 25% en la actividad de comercializacion. No se ha
reportado que ninguna empresa haya excedido ese limite, que en caso de ser
superado obliga a la empresa a tomar las medidas requeridas para ajustarse. El
25% como cuota maxima de mercado es una practica usual en la regulacion
sectorial y la legislacién anti-trust. Podria ser del 20%, por ejemplo, pero no es



evidente que ello introduzca un cambio significativo en la situaciéon actual. De
hecho, dada la preferencia de los generadores-comercializadores por el mercado
regulado, podria presentarse la situaciéon paradéjica de que, en el corto plazo, un
limite mds drastico a la cuota de mercado reduzca la oferta comercial disponible
para el mercado no regulado pues los mayores llenarian su cuota con sus ventas
en el regulado.

Probablemente mdas importante para controlar el poder de mercado en la
contratacion bilateral es la existencia de opciones de salida para los compradores.
Evidentemente las més 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
tijan precios vinculados al de bolsa. Deberia discutirse la participacion directa de
la demanda de los grandes consumidores en el mercado spot. Ya en el Pert se
cred una figura que permite a los grandes consumidores o consorcios de ellos con
demandas maximas iguales o superiores a 10 MW participar directamente en el
spot?4.

Otra salida para los grandes consumidores seria evidentemente la auto-
generacion. Hoy existen en el pais unos 1.700 MW de autogeneracion,
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-generacion
ejerza una presion competitiva sobre el mercado mayorista. Como ocurre ya con
el cogenerador, el auto-generador deberia 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 podria buscarse avivar la competencia en el mercado no regulado
reduciendo los limites a la participacién los cuales no se modifican desde 2000.
Aunque esto requiere la solucién regulatoria a problemas de descreme de
mercado, alternativas a la mediciéon de los consumos y comercializador de
altima instancia.

Finalmente, desde hace afios se habla de la necesidad de disponer de un mercado
organizado para la contratacion de largo plazo en el que se transe al parecer

* Esta disposicion se dio a nivel legal, pero ain no se ha regulado.



obligatoriamente toda la energia para el mercado regulado y voluntariamente la
del no - regulado. Todo esto puede ser conveniente si se presenta como
alternativa a la contratacion bilateral y no como sustituto.

Tabla 2-4. Encuesta a grandes consumidores

ENCUESTA DE CARTACTERIZACION DE LAS EMPRESAS
Encuesta con destino al Estudio de Competitividad Energia Electrica
Nimero de establecimientos encuestados 60
1. Afio promedio que la empresa gestiona la compra de energia en el mercado eléctrico: 2001
2. Promedio de veces que la empresa ha cambiado de proveedor 2
3. Afio promedio que la empresa es abastecido por su proveedor actual 1999
4. Promedio de comercializadores que atendieron la invitacion a ofertar (Todos los contratos): 2,8
5. Promedio de comercializadores que atendieron la Ultima convocatoria: 2,3
6. Duracién promedio en meses del contrato mas viejo: 29
7. Duracién promedio en meses del dltimo contrato: 40
8. Respecto al contrato mds 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 més viejo modalidad en cuanto a ENTREGA (%):
Pague lo contratado 2,9
Pague lo demandado 80,0
Otro 17,1
10. Respecto al dltimo contrato modalidad en cuanto a PRECIOS (%):
Fijo 15,4
Indexado al precio de Bolsa 3,8
Indexado a Otro Indicador 80,8
- IPC 19
- IPP 19,2
- Otras modalidades 9,6
- No especifica el indicador 50,0
11. Respecto al ultimo contrato modalidad en cuanto a ENTREGA (%):
Pague lo contratado 1,9
Pague lo demandado 75,0
Otro 23,1

Fuente: Elaboracién 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 energia destinada a los usuarios regulados. La regulacién ha avanzado
en lo referente al mercado spot y al de confiabilidad. En el caso del mercado
regulado las reglas se han mantenido practicamente desde el inicio del mercado.
La resolucion 054 de 1994 les impuso la obligaciéon de comprar su energia 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 eslo que por otra parte sefiala el articulo 42 de la ley 143.

Curiosamente, parece haberse interpretado que el tnico procedimiento que
asegura la libre concurrencia es el de las licitaciones publicas. A ninguna



empresa se la ha ocurrido recurrir a otros procedimientos, aunque muchas de
ellas estarian en condiciones de sistemas de contratacion abiertos a la
participacion simultdnea de multiples oferentes. No hay nada en la regulacion
que lo impida; pero, tampoco, al parecer, nada que lo incentive. Es preciso
sefialar, sin embargo, que si bien la regulacién no consagra de forma expresa que
la subasta de sobre cerrado sea el tnico procedimiento que garantiza “la libre
concurrencia”, la adopta de forma subrepticia en el literal e) del articulo 5 de las
resolucion 20 de 1996 y 167 de 2008:

“Las ofertas que se presenten, incluyendo la de la empresa que abrié la convocatoria
cuando esta desarrolle la actividad de generacion en forma combinada con la de
comercializacion o distribucion comercializacion, deberdn presentarse en sobre
cerrado y depositarse en una urna; su apertura deberd efectuarse simultineamente y
en acto publico en el cual todos los proponentes tengan la posibilidad de estar presentes”

Es innecesario enfrascarse en una discusion sobre pardgrafos, acapites e incisos.
El hecho es que el procedimiento de contrataciéon de la energia para el mercado
regulado - subasta de sobre cerrado de una sola ronda - es claramente
inadecuado para un mercado donde la oferta estd concentrada en jugadores que
se conocen muy bien los unos a los otros y donde hay un alto grado de
integracion vertical, directa o indirecta. En cualquier caso, por creer que este es el
Unico 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 generacién lo mas cercano posible al precio de sus compras
propias, mas que en hacer una gestion eficiente de éstas. Los comercializadores
deberian tener condiciones similares a los grandes consumidores, es decir, poder
realizar varias rondas o establecer procedimientos de contratacion abiertos a la
participacion simultdnea de varios oferentes. Empresas como EPM, CODENSA o
ELECTRICARIBE podrian haber desde hace tiempo implantado sus propio
sistema de contratacion electrénica o, si se prefiere, su propio MOR.

La férmula para el traslado del costo de generacion incentiva las compras en
masa como quiera que cuando un gran comercializador sale a pedir ofertas los
deméds 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 podria
modificarse incluyendo en él también los precios del de los contratos bilaterales
con destino al mercado no regulado y no sélo, como es ahora, los destinados al
regulado. Esto probablemente incentivarfa a los comercializadores a buscar
procedimientos que les permitan comprar su energia a mejores precios y



reduciria el incentivo de los generadores integrados a discriminar entre los dos
mercados?.

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), resoluciéon 119 y fenémeno de El
Nifo.

Dado que no existe informacién publica 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

llt”

el periodo “t”, el promedio simple de los contratos liquidados en el lapso de los 2
afios siguientes a ese periodo, deflactado por el IPP. La idea bésica es que, dada
una duracién tipica de 1 a 2 afios de los contratos, aquellos que se firmen hoy se

liquidaran en algtin momento en los dos afios siguientes.
Las variables explicativas son:

e Margen de reserva: la relacién entre la capacidad total del sistema y la
demanda efectiva, medida como proporcion de la demanda.

e Precio del gas: precio histérico de referencia del gas natural, campo
Guajira, convertido a pesos mediante la tasa representativa de mercado y
deflactado por el IPP.

e Precio de bolsa, deflactado por el IPP.

e Nivel de embalses.

e Dummy Cargo por Confiabilidad: 1, a partir de diciembre de 2006, en que
entra en vigencia el Cargo por Confiabilidad.

e Dummy Resolucion 119: 1, a partir de febrero de 2008, en que entre en
vigencia la resolucién 119.

25 A juicio de algunos agentes esta propuesta no es viable ya que los dos mercados no son
equiparables y se estaria distorsionando la sefial de precios. Segtin esos agentes, ambos mercados
estan diferenciados desde la regulacién porque tienen caracteristicas comerciales, de contratacion
y de mercado diferentes que se materializan en sefiales de precio diferentes. Por tanto, no se
puede trasladar al usuario regulado la sefial de precios de un mercado con caracteristicas
diferentes.



¢ Duumy Fenémeno del Nifo: 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 2-5%.

Tabla 2-5. Determinantes del precio de los contratos

Modelo (1) Modelo (2) Modelo (3) Modelo (4)
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 nifio 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

El precio de contratos responde efectivamente a los fundamentales del sistema -
margen de capacidad, precio del gas, nivel de embalses y condiciones climaticas -
y es sensible también al precio de bolsa; pero estd también afectado por la
adopciéon del Cargo por Confiabilidad y la Resoluciéon 119. Ello sugiere que hay
efectos colaterales importantes de la regulacion del C.C., que inciden en el
funcionamiento del mercado de contratos. Probablemente, los compromisos de
Energia en Firme que adquieren los generadores condicionan su comportamiento

6ptimo, tanto en el mercado de contratos como en el mercado de bolsa.

Por su parte, el esquema tarifario vigente (definido en la Resolucién 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
operacion el MOR) un mecanismo de traslado de los costos de generacién a la
férmula tarifaria, definido por:

Gm = Qcm—l(a ) PCm—l + (1_ a) MCm—l)+ (1_ Qcm—l)Pbm—l +AJ m

Dénde:

G : Costo maximo de traslado de compras de energia.

26 Modelo 1: Variable dependiente: precio real de los contratos; método: MCO; Modelo 2: Variable
dependiente: promedio a dos afios del precio real de los contratos; método: MCO robustos-
estimacion White; Modelo 3: variable dependiente: promedio a dos afios del precio real de los
contratos, método: MCO robustos - estimaciéon White con las variables en logaritmos para
controlar varianza; Modelo 4: Variable dependiente: promedio a dos afios del precio de los
contratos; método: Estimador de Newey-West para controlar auto correlaciéon vy
heterocedasticidad y con las variables en logaritmos.



Qc: Relacién energia comprada mediante contratos bilaterales y demanda del

comercializador (con un maximo de 1).
« : Factor del comercializador, calculado segtn la Resolucion CREG 031 de 1997.

Pc: Costo promedio ponderado de la energia 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 pardmetros basicos de la férmula son Qcy « . El primero determina el peso

de los precios de contratos en la férmula, en tanto que el segundo determina la
incidencia del precio de los contratos propios en su calculo. Un comercializador
puede evitar el riesgo del precio de bolsa negociando la totalidad de la demanda
a través de contratos bilaterales, y si ademas se le aplica un alfa suficientemente
alto, entonces seran 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 Resoluciéon 119 establecié ademas que el « aplicable a un comercializador
seria el calculado para enero de 2007, segtin la metodologia de la Resolucién 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” (pag. 36)%”.

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 generacién se canalizaré a
través del comercializador propio al mercado regulado.?® O en otras palabras, el

2 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) estan EPM y Condensa,
entre otras.

28 En el documento 065 se observaba que “los agentes venden una mayor cantidad de energfa con
destino al mercado regulado que al no regulado” y se ilustraba el caso para cuatro generadores,
en los que la participaciéon del mercado regulado oscilaba entre 58% y 63%.



generador dispondrd de un mercado cautivo (de baja elasticidad), en el que
podré 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, acudiria al
mercado no regulado a colocar la disponibilidad excedente, ejerciendo la tipica
discriminacién 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 regulado?.

Precio de contratos
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Figura 2-2. Precio de los contratos

Ahora bien, los niveles de contratacion 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 periodo 2000-2012.
La contrataciéon limita el papel de la bolsa, y (como lo anota el Comité de
Seguimiento del Mercado Mayorista) “entre mayor sea el volumen de energia
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 determinacién de
precios: los contratos determinan el precio de bolsa, més bien que sea éste el que
determine el precio de los primeros. “El precio spot (dicen Barrera y Garcia,
2009) tiene una dependencia del nivel de contrataciéon bilateral que siembra

2 El citado documento 065 explora explicaciones alternativas para esa diferencia (el volumen
vendido, la distribucién horaria de la demanda, la duracién del contrato y el tipo de garantia
ofrecido) concluyendo que “no se encontré que los factores econémicos y técnicos estudiados
incidan en la diferencia de precios, lo que conlleva a concluir que la distorsién en los mercados es
evidente y que los vendedores podrian estar efectuando una discriminacién no justificada de
precios en funcién del segmento de mercado que atienden” (pag. 22).



dudas sobre su papel orientador en la gestion de recursos en el corto
plazo...Parece que el mercado de contratos es el mercado donde se forman los
precios del mercado de energia de Colombia” (Barrera y Garcia, 2010, pag. 8).

El mecanismo de convocatoria publica vigente no impide ese ejercicio. Los
agentes integrados con generacién compran primordialmente a sus propios
generadores y éstos destinan una parte mayoritaria de sus ventas a sus propios
comercializadores. Al respecto sefiala 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, situaciéon que no es propia de un mercado competitivo”

(pag. 30).

En sintesis, pues, la compleja interacciéon entre mercado de bolsa, mercado de
contratos y mercado de confiabilidad, parece estar generando efectos indeseables
en el sistema, que son dificil de analizar y dificiles de controlar, pero que

representen un gran reto para una regulacion eficiente del mercado.

Las consideraciones anteriores sugieren que la interaccion 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
hidraulico, concentraciéon de mercado, e integracion vertical, puede estar
produciendo resultados poco eficientes en la determinacién del precio de la
energia eléctrica en Colombia.

Si la causalidad fluye de los precios de contratos y el cargo por confiabilidad al
precio de bolsa, la prioridad no sera controlar en este ultimo el poder de
mercado. Serd primordial, en cambio controlar el poder de mercado y los efectos
de la integracién vertical en el mercado de contratos. Y una vez logrado ello,
restituir a la bolsa su papel central en la gestion de los recursos del sistema.

La discusién sobre un mercado estandarizado de contratos tiene ya una larga
historia en Colombia, que se plasma en la propuesta del MOR, puesta a
consideracion de los agentes por la CREG.

Los detalles de implementacién parecen, sin embargo, haber obliterado su meta
primordial, que es limitar los efectos de la integracién vertical y la concentracién,
en la determinacién del precio de contratos. Dadas las caracteristicas del
mercado colombiano, es indispensable conformar un mercado de contratos



estandarizados y anénimos, que limite sustancialmente el poder de un generador
de imponer precios a través de su propio comercializador. Un mercado de
contratos de tal naturaleza entrana problemas importantes, relativos a
confiabilidad misma de la transaccion: como garantizar que los compromisos alli
adquiridos, tengan cabal cumplimiento. Pero el problema de las garantias es un
problema comtn a cualquier mercado estandarizado. Dada una liquidez
suficiente del sistema, las garantias se extienden sobre margenes, y su costo no
tiene por qué ser prohibitivo para los agentes.

Definir la obligatoriedad de la participacion de los comercializadores, al acceso
de consumidores no regulados, los plazos de contratacién, y los mecanismos de
negociacién secundaria, son sin duda tareas complejas, pero que requieren una
pronta definicion.

De mucha importancia es, ademads, el tema de la relacion entre contratos
estandarizados y cargo por confiabilidad. Es posible que un mercado de
contratos de plazos adecuados, con las garantias suficientes, pueda brindar tanta
o més confiabilidad, que la que brinda el esquema actual de cargo por
confiabilidad.

El correcto funcionamiento de un mercado tal, podré restituir a la Bolsa el papel
central del sistema, como referente de liquidacién de las posiciones de los
agentes en el mercado de contratos. Y una vez logrado ello, serd 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 informacion; oferta por planta o por
portafolio; y supervision 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 restriccion de la red, que resultan de
peculiaridades idiosincrasicas del pais, y de los problemas en las expansion, 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 transmision y la distribucion.

Pero ello no es, ciertamente, un problema de comportamiento de los agentes: es
un problema de disefio del marco legal y regulatorio en el que toman sus
decisiones. La interaccién compleja de los diversos mercados que conforman el
sistema, representa enormes retos de disefio, 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 tecnolégicas que se avizoran
en el horizonte (redes inteligentes, generacion distribuida, precios en tiempo
real) ameritan una profunda revision de nuestra esquema, que enfrente los
problemas descritos, y prepare al pais para los retos del futuro.

2.3 Sobre el MOR.

Desde muy temprano la CREG identific6 que el sistema de contratos bilaterales
podria mejorarse mediante un sistema de contratos estandar 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. Ademas, la
CREG veia la utilizacion de los contratos estandarizados como la mejor manera
de trasladar a los clientes regulados los precios de la generacién. 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 practica mediante la Resoluciéon 119 de 2007 que desmont6 el antiguo
sistema de promedios moéviles para trasladar los precios al mercado regulado,
hizo automatico el traspaso de los costos de las restricciones y de las compras en
bolsa. El impacto que esta decisiéon tuvo en los precios al consumidor fue
hacerlos mas volatiles, pero estos problemas serian solamente transitorios en la
medida en que se implantara rdpidamente el plan de compras electrénicas
posteriormente denominado Mercado Organizado de Contratos, MOR.
Desafortunadamente los modelos del MOR presentados por la CREG han
adolecido de muchos problemas y criticas por parte de los agentes del mercado.
La dltima propuesta se presenté en Resoluciéon 090: Por la cual se adopta el
Mercado Organizado, MOR, como parte del Reglamento de Operacién 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 contratacién y otros
detalles asi como se han aceptado algunas de las modificaciones sugeridas por
los criticos, como la opciéon de liquidacion a través de la Cémara de
Compensacién, la determinacién 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

31  Descripcion general.

Uno de los principales problemas de los sistemas eléctricos competitivos es
garantizar la inversion en nueva capacidad de generacién. Teéricamente, si existe
un mercado spot eficiente y competitivo donde, sin intervencién regulatoria
alguna, se forman precios de equilibrio que en todo momento, atn en las
vecindades del racionamiento, reflejan los costos marginales del suministro,
incluidas, cuando asi lo impone la situacién del mercado, las rentas de escasez,
los precios que alli se forman dan el incentivo adecuado para la expansion de la
capacidad3®. En la préctica de los mercados reales esto implica aceptar que el
precio de la energia se eleve sensiblemente por encima de su nivel promedio, de
suerte que las plantas que atienden los “picos” puedan remunerarse operando
s6lo unas pocas horas al afo.

En operacion 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 limite de la capacidad, el precio spot debe elevarse
para permitir el surgimiento de las rentas de escasez que son las que permiten
recuperar la inversion en las plantas que s6lo 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 deberian
verse afectados por las variaciones del precio spot cuya inestabilidad sélo
afectarfa a los agentes del mercado: generadores, comercializadores e
intermediarios.

En algunos sistemas eléctricos competitivos como el Nord-Pool no se contempla
ningtn mecanismo para incentivar la inversién en nueva capacidad. Esos son los
llamados “mercados de sé6lo energia”. 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 estan cubiertos de las fluctuaciones del precio spot
con contratos de largo plazo.

30 Caramanis (1982)



Dada la altisima volatilidad a la que es sujeto el sistema eléctrico colombiano
gracias a la aleatoriedad de la hidrologia y la ocurrencia de fenémenos como El
Nifio, la Ley 143 previ6, en su articulo 23, que “la oferta eficiente tendrd en cuenta la
generacion de respaldo”. A partir de unas definiciones iniciales de dicho cargo que
se autorizaba solamente a algunos generadores, la CREG, a través de la
Resolucion 001 de 1996 desarroll6 el llamado Cargo por Capacidad como una
compensacion que garantizara la disponibilidad de la generacion en tiempo de

escasez.

Por 10 afios, el Mercado Eléctrico Colombiano utilizé el Cargo por Capacidad, el
cual tuvo como objetivo remunerar, en forma adicional a los pagos por la energia
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 distribuia entre los
generadores, definiéndose ésta de acuerdo con su desempefio en una
optimizacién del sistema en situaciones de hidrologia critica realizadas cada afio
antes de iniciarse el verano.

Dado que dicho mecanismo expiré en el afio 2006 y con la idea de actualizar la
regulacién existente para ese entonces, el ente regulador definié los criterios y
principios para el nuevo mecanismo, llamado Cargo por Confiabilidad (en adelante
CCo), en la Resolucion 076 de 2006.

Este esquema procura ayudar en la estabilizacion de los ingresos de los
generadores y facilitar el cumplimiento de la demanda de energia a precios
eficientes durante periodos de escasez. El Producto que se remunera con el CCo
es mas apropiadamente definido como energia en tiempo de escasez e introduce
la figura Obligaciones de Energia Firme (OEF) en lugar de capacidad. Las OEF
son una opcién 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
energia 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 periddicas convocadas por el regulador, y el generador
debe proporcionar un respaldo fisico de alta confiabilidad, denominada Energia
Firme para el Cargo por Confiabilidad (ENFICC). Se entiende por ENFICC la
maxima energia eléctrica que es capaz de entregar una planta de generacion
durante un afio 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 sera 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 remuneraciéon
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 generacién superior a su OEF.

Las subastas son convocadas con anticipacién a la entrega: 4 afios para subasta
ordinaria y 5 o més para las plantas de largo periodo de construcciéon (GPPS).
Participan en las subastas solamente plantas por construir, y los ganadores
obtienen el cargo hasta por 20 afios. De esta manera, se facilita el financiamiento
de plantas nuevas para cubrir la demanda.

El regulador define la cantidad de energia a subastar de tal manera que cubra la
demanda, proyectada por la UPME, del afio de la subasta ordinaria y una
porcién de los afios posteriores para las GPPS. Para cubrir faltantes se cuenta con
los llamados Anillos de Seguridad: mercado secundario, carga desconectable,
subastas de reconfiguracion y activos de generaciéon de tltima 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 altima subasta ordinaria.
Estos agentes se comportan como tomadores de precio.

El regulador define en forma administrativa numerosos pardmetros que afectan
los resultados del mecanismo de diferente manera. Tal vez el que més afecta el
monto a recaudar por el cargo sea la determinacién de la demanda a cubrir para
cada afio, el margen de seguridad que se tome para el mismo y los criterios para
definir el ENFICC. La determinacién del PE también es importante, pues la
diferencia entre éste y el precio de bolsa afecta el patron 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 minimas por parte de los
generadores y ajustes mensuales garantizando la continuidad en su recoleccion.
La verificacion del estado de escasez se hace cada vez que el precio de bolsa en
una hora del despacho ideal supera el PE.



La remuneracién 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 contratacién de OEF por cerca
de 20.000 GWh. Desde el punto de vista de la inversion, esta cifra ha sido
considerada como un éxito, si bien los gremios y medios académicos han
presentado algunas criticas al modelo.

3.2  Subastas de reconfiguracion

Las Subastas de Reconfiguracion son mecanismos mediante los cuales el
regulador ajusta los requerimientos que deben ser cubiertos con las Obligaciones
de Energia Firme, segtin los cambios en las proyecciones de demanda de energia;
por lo cual, de acuerdo con la Resolucién 051 de 2012, las Subastas de
Reconfiguracién pueden ser de compra o de venta.

La subasta de reconfiguracion de compra se lleva a cabo si la proyeccion mas 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 energia. Los
agentes generadores que resulten con asignacién en este tipo de subasta, se
obligan y adquieren los derechos en los mismos términos establecidos en la
Resolucion 071 de 2006. En esta subasta pueden participar como vendedores los
generadores con ENFICC no comprometida en el periodo de vigencia de las
obligaciones que se subasten.

Por su parte, la subasta de reconfiguracion de venta se lleva a cabo si la proyecciéon
mas 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 energia. Los agentes generadores que resulten con asignacién 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 Resolucion
051 de 2010. En estas subastas podran participar como compradores los
generadores con OEF vigentes para el periodo de vigencia de la obligaciéon que se
subaste. El producto a subastar (OEF de venta) seran los derechos a la entrega de
energia, relativos a las Obligaciones de Energia Firme, en KWh/dia, durante
todo el periodo de vigencia de la obligacion que se subaste.



Finalizando el afio 2011, la CREG decidi6 realizar los andlisis para determinar la
situacion del balance entre las OEF asignadas en el afio 2008 y las proyecciones
de demanda mas recientes para el periodo 2012-2013. Tomando el escenario alto
del daltimo documento de proyecciones de la UPME (mds un 0.8% por efectos de
temperatura), se encontr6 que la proyecciéon actualizada de la demanda se
encontraba por debajo incluso del escenario bajo que se preveia en el 2007. Ante
el exceso de OEF, la CREG convocé a una subasta de reconfiguracién para la
venta de 10.824 GWh-afio.

A esta subasta se presentaron tres empresas generadoras con plantas en proceso
de construccion e interesadas en una asignaciéon por la totalidad de las
obligaciones que tenian dichas plantas en el periodo 2012-2013. El beneficio que
obtienen las plantas al ser asignadas con OEF de venta en estas condiciones es,
ademas del cumplimiento de las OEF asignadas previamente para el periodo, el
aplazamiento por un afio del inicio del periodo de vigencia de la obligacién para
efectos de la fecha de referencia en el cumplimiento de puesta en operacion del
proyecto y de las garantias 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 realizaciéon de una nueva Subasta de Reconfiguracién de
Venta, en caso de que hubiera al menos un generador interesado en adquirir OEF
de Venta para ese periodo.

3.3  Desempefio

Son tres las principales cuestiones que deben considerarse al evaluar el modelo
de CCo: el grado en que ha incentivado la inversién; la seguridad de disponer
efectivamente de la generacién contratada en el momento en que se requiere y su
costo. Otros aspectos de importancia tienen que ver con la eficiencia del
mecanismo de subasta3! 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 mas alla de cualquier
duda. Los agentes - existentes y nuevos - han concurrido a las subastas con

%' 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
construccion de varios proyectos con compromisos de energia firme.

Con relacién al segundo punto la cuestiéon es mas problemaética. Durante el Nifio
de 2009-2010 se perdi6 la oportunidad de probar en la practica la eficacia del
modelo para asegurar la disponibilidad efectiva de la energia firme en
situaciones de escasez. El gobierno nacional desconfié del modelo e intervino el
mercado.

El costo depende de la cantidad anual de energia firme contratada y el valor del
cargo. Este pas6 de 13,040 en 2006 - 2008, a 13.998 US$/MWh, entre 2009 y 2012.
Su valor actual es de US$ 15.7 US$/ MWHh. El equivalente en energia del cargo de
capacidad (5,25 US$/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
de
sistematicamente la demanda efectiva. Se ha estimado que los errores en la

basan los requerimientos anuales energia firme han excedido
estimacién de la demanda han causado un sobre-costo de US$ 448 millones en
tres afios33. El sobre-costo por el incremento en el cargo para financiar la
conversién a liquidos se ha estimado en US$ 275 millones en tres afios. Estas
cifras sugieren la existencia de un problema. Es necesario proceder a un anélisis
mas 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 estimacion y los costos de la sub-estimacién en términos de costo de

racionamiento.

Tabla 3-1. Cargo de Confiabilidad sobre costo por error en la estimacién de la

demanda
Cco Sobre costo por error en la estimacion de la demanda
IZ())ebrTﬁa:da Demanda | Diferencia SObrSS‘;OStO
, JEUVO 1 real TWh TWh _
Periodo TWh millones
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
Fuente: Estimaciones Pablo Corredor (2013)

32 Frontier Economics Ltd. (2013). Pagina 21.

% Corredor, Pablo. (2012). Subastas de reconfiguracion y restricciones. Presentaciéon PP.

Noviembre.




Fuente: Estimaciones Pablo Corredor, 2013

4 ACTIVIDADES REGULADAS - TRANSMISION

41  Regulacion de la transmisién

En Colombia se considera transmision el transporte de energia a niveles de
tensién iguales o superiores a 220 KV. Como se sabe, esta es una actividad con
alta proporcién de costos fijos, costos marginales decrecientes y economia de
escala, alcance y densidad. Todas estas circunstancias hacen de la transmision el
monopolio natural por excelencia del sector eléctrico.

La regulaciéon de la transmision es una regulacion de ingreso maximo anual: el
resultante de aplicar una metodologia 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 afio.

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 administracién, operacién y mantenimiento (AOM), del orden del 3%
promedio del costo de reposicion 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, segtin los contratos vigentes. Una
proporcion parte de los ingresos (OI) obtenidos por el transmisor de otros usos
de esos mismos activos. Para determinar costo de reposicion 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 metodologia WAAC CAPM - 11,5% anual - y vidas ttiles para
las diferentes clases de activos, también definidas por el regulador. La férmula
resume lo descrito.

IAT = CAEA + AOM + CAET + CAES - Ol

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 estdndares la calidad. Se obtiene asi
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 asi el cargo por
transmision (T) que se traslada a la tarifa del consumidor final. Asi pues, los
costos de la transmision se distribuyen uniformemente en toda la demanda
nacional, independientemente de su localizaciéon con relacién a los puntos de
generacion3+.

La regulacion de la calidad se realiza fijando un ntimero méaximo de horas
indisponibilidad permitidas para cada clase de activo. La energia 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
trasmisioén, esto supone un descuento automético en el valor pagado por los
consumidores finales.

Como ya se indicd, el plan de expansion de la transmision es obligatorio. Los
proyectos alli incluidos se subastan entre los agentes, los cuales ofertan, en sobre
cerrado, los ingresos anuales esperados durante 25 afios. El criterio de asignacion
es el menor valor presente de los ingresos anuales esperados. Después de 25
afos, los activos se remuneran de acuerdo con la metodologia descrita.

El punto critico en la regulacion de las actividades de transporte tiene que ver
con la base de activos regulatoria y su valoracién. En transmisién el problema de
la definicién las unidades constructivas tipicas y de su inventario es menos
complejo que en distribuciéon. Su valoracién se hace con base en estudios que no
siempre estan libres de discusién. En todo caso, los costos reconocidos por las
unidades constructivas en 2009 fueron inferiores a los de 1999. Se aument6 la
vida atil regulatoria de las subestaciones de 25 a 30 afios; y el de las lineas de 25 a

40.

3 Esto es una consecuencia del sistema de nodo tinico. Algunos agentes han planteado precio de
nodo que reflejen diferencias en los costos de congestiéon. Un cambio en esa direccién supondria
grandes modificaciones en muchos aspectos del modelo cuya implantacién tomaria varios afios.
Los problemas asociados a la transmisién pueden resolverse con medidas menos drésticas y de
corto y mediano plazo algunos las cuales serdn propuestas en este estudio.



4.2  Restricciones y generacién de seguridad

Las restricciones son las limitaciones que se presentan en la operacion del
sistema interconectado y que resultan de la capacidad de la infraestructura
eléctrica o en la aplicacion 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 tensién,
etc. La existencia de restricciones hace que el despacho ideal se incumpla y que,
en consecuencia, la generacion por fuera de mérito pueda ser una porciéon
importante de la generacion total. La diferencia entre la generaciéon real y la
generacion ideal multiplicada por el precio de reconciliacién positiva, es el costo
de las restricciones que se socializa a toda la demanda en el componente R de la
férmula tarifaria. Por otra parte, si las restricciones son previsibles se afecta la
conducta de los agentes.

Las restricciones se reducen con inversiéon en transmisiéon. En los sistemas
eléctricos como el inglés donde el operador es al mismo tiempo el propietario de
la red, los costos de congestiéon son asumidos por éste de tal suerte que debe
arbitrar entre éstos y los costos de las inversiones requeridas para reducir las
restricciones®. 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 hibrido donde
el operador del sistema es una filial del principal transmisor; pero ni éste ni los
demés transportadores son responsables de decidir sobre las inversiones. Esto
esta a cargo de la UPME.

Una parte de las restricciones identificadas se presenta en el STR. La expansion
de los STR es responsabilidad de los operadores de red, de acuerdo con la
resolucion 070 de 1998. El decreto 3888 de 2007, modificado por los decretos 1111
y 3451 de 2008, dispuso la realizacién de convocatorias para la expansiéon del STR

% Existen dos modelos bésicos para la gestion de la transmision. 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
congestion. El ISO no posee activos de red y los problemas de congestién se gestionan asignado
los costos a la generacién o la demanda responsable de las restricciones.



cuando el costo fuere mayor que el costo medio. La resolucion 097 de 2008
contempla la realizacion de convocatorias para el STR cuando el OR involucrado
haya manifestado su intencién de no realizar la inversién o cuando se presente
un atraso superior a un afio el inicio de la obra. La CREG expidi¢ la resolucion 24
de 2013 regulando esta materia.

Los grandes consumidores cuestionan la asignaciéon 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 legitimo, pero un cambio en
esa direccion 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
congestién y se responsabilizan de la expansién o si se opta por asignar, bajo un
modelo tipo ISO, los costos de la congestion a la generacion y a la
comercializacion. Esta es una cuestiéon que debe evaluarse en una perspectiva de
largo plazo. Todo esto implicaria un cambio regulatorio de gran magnitud. Debe
hacerse un analisis cuidadoso de costo beneficio como quiera que, considerando
su impacto sobre los precios, el de las restricciones no deberia, en circunstancias
normales, el problema mayor.

Sin embargo, se en los ultimos 10 afios el crecimiento en la capacidad de
generacion y en la demanda no ha estado acompafiado de un crecimiento
concomitante del infraestructura de transmisiéon nacional y regional en algunas
areas del SIN3.

36 XM (2012) Informe ejecutivo: Anélisis de restricciones en el Sistema Interconectado Nacional.
Gerencia Centro Nacional de Despacho. Documento XM CND 2012 104. Pagina 1.



Tabla 4-1. Determinantes de la generacion de seguridad 2000 - 2012 (%)

Determinantes de la generacion de seguridad 2000 - 2012 (%)

Causas Magnitud Costo
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 publico 2 2
Regulacién de frecuencia 2 1

Total 100 100
Fuente: CREG - Documento 078 de 2012

La Tabla 4-1 muestra el impacto porcentual de los diferentes factores que
determinan la generacién de seguridad o por restricciones®. 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 Expansion 2012-2025, algunos de los cuales son necesarios para levantar

restricciones.

El procedimiento de la resoluciéon 22 de 2001 para la definicion del plan de
expansion y la convocatoria a la realizaciéon 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 sefialado repetidamente, es una prioridad. Esto es mas necesario atin si como
consecuencia de la resoluciéon 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 atencion de la demanda38. Méas recientemente, XM hizo publico
el listado de proyectos del STN y el STR que deben adelantarse en los préximos

% CREG (2012). Anaélisis de restricciones. Documento 078 de 2012.

38 XM (2013). Informe trimestral de restricciones. Cuarto trimestre de 2012. Documento CND 2013
11. Pagina 46 y siguientes.



afios®. Se identifican 14 proyectos del STN y 20 del STR cuya no ejecucién puede
dar lugar a desatencion de la demanda y/o des-optimizacién del despacho.

5 ACTIVIDADES REGULADAS - DISTRIBUCION.

La distribucién es el transporte de energia eléctrica a niveles de tension inferiores
a 220 KV. Las instalaciones de distribucion a niveles iguales o superiores a 57,5
KV e inferiores a 220 KV conforman los Sistemas de Transmisiéon Regionales
(STR), de los cuales hay dos en el pais: el del norte y el del centro-sur. Para la
remuneracion de los STR se aplica una regulacién de ingreso maximo. Las
instalaciones a niveles de tension inferiores a 57,5 KV conforman los sistemas de
distribucién local (SDL). La de la distribucién (SDL) es una regulacién de precio
maximo. Esto significa que el cargo unitario se determina con base en una
proyecciéon de la demanda comercial de tal suerte que el distribuidor asume el
riesgo de la demanda.

51 Antecedentes

La regulacién de la actividad de distribucion, en el marco normativo de las leyes
142 y 143 de 1994, se inicia con la Resolucién CREG 004 de 1994 vigente para el
periodo tarifario 1995-1998. Para cada una de las empresas existentes se
estableci6 un cargo binomio de potencia ($/KW-mes) y energia ($3/KWh). Los
activos se valoraron a precios de reposiciéon y el costo anual equivalente se
calcul6 con una tasa de descuento de 10% anual y una vida atil de 25 afios. Para
los niveles de tensiéon 3 y 4 se adelant6 un inventario de activos; para los niveles
1 y 2 se estimaron costos con modelos econométricos. Las demandas se
estimaron con base en la informacién disponible en ISA. E1 AOM anual se fij6 en
2% del costo total del activo (3,5% para las zonas de contaminacién salina). El
cargo maximo se acot6 en 120% del cargo promedio nacional.

Con la Resolucion CREG 099 de 1997 se regul6 el periodo tarifario 1998 - 2002. Se
continué con el costo medio, pero se adopté 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 tom6é una muestra representativa. Se definen las unidades
constructivas y se hace un reconocimiento explicito de los activos no eléctricos y
los terrenos. Los activos se valoran a costo de reposicién y su costo anual
equivalente se calcul6é con una tasa de descuento de 9% y vidas ttiles de 25,15 y

39 XM (2013) Listado de obras del STN y el STR. Mayo de 2013.



10 afios. EI AOM se fij6 en 2% del valor del activo, para los niveles 3y 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 maximo se fij6 en 120% del
promedio nacional. Se fija una senda de reduccién de pérdidas de un punto
anual empezando en un nivel de 15%.

En el tercer periodo tarifario, 2003 - 2009, regulado mediante la resolucién marco
082 de 2002, se diferencia entre el Sistema de Transmision Regional (STR),
conformado por el nivel 4, y el Sistema de Distribucién Local (SDL), conformado
por los niveles 1, 2 y 3. Para el STR se adopta una metodologia de ingreso
maximo; para el SDL se mantiene la de precio maximo. Las unidades
constructivas se definen con mayor detalle y se valoran al costo de reposicion. 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 ttiles de 25 y 10 afios. E1l 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 contaminacion salina. Se establece la verificaciéon de los
activos reportados. Se fijan pérdidas reconocidas por nivel de tensiéon con sendas
de reduccién. Como consecuencia de la eliminacion del acotamiento de cargos se
establece un periodo de transicion tarifaria.

El actual periodo tarifario, 2009 - 2013, estd regulado por la resoluciéon 097 de
2008 y la 093 del mismo afio, en lo concerniente a la tasa de retorno. Las bases
metodoldgicas fueron puestas a discusion mediante la resolucién 111 de 2006 y
las referentes a la tasa de retorno en la resolucién 001 de 2008. En los numerales
siguientes se describe la regulacién vigente.

5.2  Regulacion Actual

La actividad de distribucién es el transporte de energia a niveles de tension
inferiores a 220 KV. Existe libre acceso a las redes; cuya expansion, operacion y
mantenimiento es responsabilidad de los operadores de red. El operador de red
es también responsable de la gestion de las pérdidas de las cuales se reconocen
niveles de eficiencia fijados en la regulaciéon. Terceros pueden ser propietarios de
activos de distribucién y se les remunera con cargos de uso.

Desde el punto de vista de la metodologia para su remuneracion, los activos de
distribucion se agrupan en dos categorias, los que conforman los Sistemas de
Transmision Regional (niveles de tension iguales o mayores a 57,5 Kv y menores
a 220 Kv) y los Sistemas de Distribuciéon Local (niveles de tensién inferiores a



57,5 Kv). Los primeros, de los que existen dos en el pais, se les regula el ingreso
méaximo; a los segundos, el precio o cargo maximo. En ambos casos los cargos se
determinan con base en el costo medio historico y la base de activos regulatoria
se determina por un inventario de activos o de unidades constructivas tipicas
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 utiles
entre 30 y 40 afos. El AOM se determina en funcién del AOM reportado en el
SUL

Los activos que conforman la base regulatoria se diferencian en eléctricos y no
eléctricos. Las unidades constructivas consideradas en los primeros incluyen
subestaciones, lineas de transmision, redes de distribucién, transformadores de
distribucién y equipos de protecciéon y maniobra. Para los niveles de tensién 2, 3
y 4 se reporta el inventario de activos; para el nivel 1 se emplea una muestra
representativa. El costo de reposiciéon de las UC se determiné a partir del valor
DDP de sus elementos técnicos adicionado por el costo de instalaciéon. Los
activos no eléctricos - que incluyen edificios, vehiculos, maquinaria, muebles y
equipos de computo - se reconocen como un porcentaje (4,9%) del valor de la
anualidad de los activos eléctricos del nivel de tensiéon al que se encuentran
asociados. La anualidad reconocida por los terrenos equivale al 6,9% de su valor
catastral. El cargo de distribucién es la sumatoria de las anualidades descritas y
del AOM reconocido dividida por la energia ttil.

5.3 Sobre las ADD

En muchos paises existe una tendencia a establecer precios o tarifas promediadas
aun cuando los costos subyacentes sean muy disimiles. Esto es asi porque los
supuestos beneficios de esa practica son ostensibles e inmediatos; en tanto que
sus efectos perversos se presentan de forma silenciosa en periodos de tiempo
mas dilatados. Marcel Boiteux, padre de la tarificacién marginalista aplicada por
Electricidad de Francia en sus afios dorados del monopolio estatal, se dolia hace
algin tiempo de que los politicos de su pais habian llevado la perecuaciéon
tarifaria al extremo de igualar las tarifas cobradas a los usuarios de los Campos
Eliseos con las de los usuarios de la isla de Martinica. Las ADD, reglamentadas
por el Decreto 388 de 2007, son el episodio mds reciente de esa tendencia, al
parecer irresistible, a unificar o “estampillar” tarifas y cargos como instrumento
de equidad. De tiempo atras, se ha alentado la unificacion de los mercados de
distribucion. Las resoluciones 068 de 1998 y 082 de 2002 definen las condiciones
de la misma y la informacién que deben reportar los agentes interesados en la



integracion 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 mas costosos. Los
efectos mediatos son un poco mas sutiles aunque no es extremadamente dificil
entenderlos. Se volvera sobre ello.

Se han creado cuatro ADD: Oriente, conformada por Codensa, Cundinamarca,
Boyacd, Arauca y Huila; Centro, con la CHEC, Santander, Norte de Santander,
Pereira, Quindio y EPM; Occidente, Pacifico, Tulua, Cartago, EMCALI, Cauca,
Narifio y la Empresa Municipal de Energia Eléctrica; y, finalmente, Sur, con Valle
de Sibundoy, Caqueta, Putumayo, Bajo Putumayo, Meta, Casanare y Guaviare.
Los siete departamentos de la Costa Atlantica conforman desde hace afios 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 estd pagando un cargo de
distribucion superior en 19%, 9% y 86% al que tendrian si se las tarificara con el
cargo de su propia distribuidora?’. Como el componente de distribucion pesa
entre un 30% y 35% en costo unitario, los clientes de EMCALI estdn soportando
un incremento de entre 26% y 30% en su tarifa final. Llaman la atencién los casos
de los usuarios de Cartago y Guaviare cuyos usuarios estdn 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 sefialado la existencia de
un error en la férmula de calculo de las ADD que hace que cada 2 meses se incremente el cargo y
los dos siguientes baje en la misma proporcién. En el caso de occidente el ADD medio es del
orden de 133 $/KWh y el sobrecosto para los usuarios de EMCALI seria cercano a 30% y no el
86%. Véase: ASOCODIS (2012). Anilisis y propuesta de modificacion de la férmula de las
ADD.



Tabla 5-1. Cargos ADD

Cargos ADD

Oriente Cargo Variacién
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 Variacion
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 Variacion
EMEVASI 169,56 -6%
Caquetd 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 Variacién
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

Fuente: XM, ASOCODIS

La unificacién 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
categorias de usuarios. Para tener claridad sobre ello seria necesario realizar un
analisis 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
precision. 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 contintlan consumiendo,
como quiera que este mayor pago supone la reduccion equivalente en el
consumo de otros bienes y servicios cuyos precios no han variado.



Naturalmente, cuando se reduce el precio de un bien o servicio se registra el
fenémeno contrario. Los consumidores ganan la cantidad adicional que pueden
consumir y el menor valor que pagan por la cantidad que consumian
previamente, que podran destinar a demandar otros bienes y servicios cuyos
precios no han variado. Para hacer este analisis seria 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 creacién de las ADD podria
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 andlisis que deberian 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 mas 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
inversion que, al no poder ser cubiertas con tarifas vigentes, presionan al alza la
tarifa estampilla. El problema se ve agravado por la reduccién de la demanda en
las areas de menor costo. Asi, el sistema se ve ante la situaciéon paraddjica de
tener que expandir infraestructura costosa al tiempo que se sub-utiliza la ya
instalada.

Incentiva la autogeneracion 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 tenderdn a recurrir a la autogeneracion con la
consiguiente pérdida de eficiencia econémica 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 econémico tenderan a
emplear sustitutos mientras que los que estdn en la situacién contraria
descartaran su uso. Esto es racional desde el punto de vista del interés privado
pero contrario a la eficiencia econémica global.



Fomenta la inversion en lineas dedicadas. Si el nivel de la estampilla es
suficientemente elevado, los consumidores industriales buscardn conectarse
directamente a la red de transmisiéon o al més alto nivel de tensiéon que les sea
posible. Esta decision, racional desde el punto de vista privado, lleva a una
duplicacién de inversiones y a la sub-utilizacion de la capacidad instalada de la
red publica.

Propicia cambios ineficientes de nivel de tensiéon. Evidentemente, como los
cargos se forman en cascada, los grandes consumidores bucaran reducir el
impacto de los cargos ADD elevando el nivel de tension al cual reciben el

suministro.

Distorsiona las decisiones de localizacién industrial. La localizacién del
comercio y de las familias no es muy sensible a los costos de la energia 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 produccién presionando por expansion de las redes. Una vez
tomadas las decisiones de localizacién el estampillaje se va haciendo irreversible
pues su desmonte comprometeria la rentabilidad de las industrias.

Induce ineficiencia operativa en distribucién y comercializacion. La estampilla
requiere un recaudo centralizado o, por lo menos, un sistema de transferencia de
fondos de las empresas excedentarias a las deficitarias. Estas tltimas, al tener
una especie de ingreso garantizado, perderdn 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 unificacién de mercados razén 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
observacion final sobre este punto. La electricidad no es el tnico servicio que
tiene precios diferentes en funcién de la localizacién espacial de las demandas y
los abastos. Con todos los otros energéticos ocurre lo mismo: el gas natural es
mas barato en la Costa Atlédntica que en Antioquia, donde también se tienen para
otros energéticos liquidos precios mas elevados que los cobrados en otras
regiones mas cercanas a los centros de producciéon. Lo mismo ocurre con todos
los bienes y servicios. Los floricultores del Oriente y los bananeros de Uraba
pagan impuestos locales y arriendos inferiores a los que pagan los industriales y



comerciantes de Medellin. Las familias de Medellin, Cali o Bogota, de todos los
estratos, tienen tributos locales, gastos de transporte, arriendo, educacion, etc.
superiores a los de las familias del sector rural o los municipios pequefios. ;No
seria equitativo o igualitario, como se predica con la electricidad, fijar para todos
los bienes y servicios tarifas y precios iguales en toda la geografia 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 articulo 367 de la Constitucién dispone que el régimen tarifario estara guiado
por criterios costo, solidaridad y redistribuciéon de ingresos. Las leyes 142 y 143
desarrollaron esta norma estableciendo para ello criterios orientadores del
régimen tarifario, saber: eficiencia econdémica, neutralidad, solidaridad,

redistribucion, suficiencia financiera, simplicidad y transparencia.

Tomemos, primer lugar, el criterio de eficiencia econémica, el cual establece,

£“

entre otras cosas, que “....en el caso de servicios publicos sujetos a férmulas
tarifarias, las tarifas deben reflejar siempre tanto el nivel y la estructura de los

costos econémicos de prestar el servicio, y la demanda por este”.

La electricidad esta sujeta a una férmula 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 asi llamarla - es el costo de referencia ajustado,
segun el caso, por el factor de subsidio o contribucién. Aclaremos un poco las
cosas: la tarifa efectiva - llamando asi la que se traslada al consumidor - reflejara
el nivel de los costos econémicos cuanto mas ajustada esté a la tarifa ideal y
reflejara la estructura cuando su distribucién corresponda a la distribucién de
costos de la tarifa ideal. Es decir que si la tarifa ideal y la efectiva son iguales
entre si e iguales, digamos, a 100, se reflejara el nivel de los costos econémicos
mas no su estructura si en la tarifa efectiva el cargo de distribucion es de 20 y en
la tarifa ideal de 40.

La clave de la norma comentada estd en el concepto de costo econémico. 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 econémico puede o no coincidir con el costo que
asume - costo privado- quien provee el bien o servicio. El caso tipico de la falta
de coincidencia entre el costo privado y el costo econémico es el de la produccién



con externalidades ambientales negativas que, por cualquier razén, no se
imputan al responsable.

La idea de reflejar la demanda es un poco més compleja pero no imposible de
aprehender de una forma intuitiva. Esto tiene que ver, fundamentalmente, con
actividades econémicas en las que se presentan economias de escala, las cuales,
por esa razdén, son propicias al establecimiento de monopolios. En estas
actividades cuando aumenta la demanda y la produccién el costo unitario
disminuye. En ausencia de regulacién, el monopolista estaria 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
distribucion de electricidad donde, dados unos costos totales de la red, el valor
del cargo depende la cantidad de energia transportada, es decir, del nivel de la
demanda. Asi las cosas, un cargo de distribucién refleja la demanda cuando en el
denominador se pone la energia transportada por la red en cuestion.

Es evidente, pues de otra forma no habria razén para la unificacién, que los
mercados de distribucién y comercializacion que se integran en las ADD tengan
entre si grandes diferencias de costos y de demandas. En ese caso, de acuerdo
con lo expuesto, la fijacion de un cargo tnico estaria violando el criterio de
eficiencia econémica pues dicho cargo no reflejaria ni el nivel de costos ni su
estructura ni el nivel de la demanda.

La violacion del criterio de eficiencia econémica lleva a la violacién del criterio
de neutralidad de acuerdo con el cual “...cada consumidor tendrd derecho a
tener el mismo tratamiento tarifario que cualquiera otro, si las caracteristicas de
los costos que ocasiona a las empresas de servicios son iguales.” En efecto, al
producirse la unificacién tarifaria en mercados heterogéneos desde el punto de
vista de los costos y la demanda se estd dando una igualacién tarifaria sin
fundamento en los costos. Se estd en practicando lo que en teoria de econémica
se conoce como discriminaciéon de precios de tercer grado.

La violacién de los criterios de eficiencia y neutralidad lleva a la violaciéon del
criterio de solidaridad y redistribucion. Este altimo establece que “...al poner en
practica el régimen tarifario se adoptardn medidas para asignar recursos a
fondos de solidaridad y redistribucién 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 basicas”.



La ley fija los subsidios y contribuciones como un porcentaje del costo de los
servicios. Como se ha argumentado, la unificacion de mercados no elimina las
diferencias de costos. Su resultado es establecer un costo promedio que es méas
alto o mas bajo que los costos econémicos reales de los mercados unificados.
Como quiera que los subsidios y contribuciones se calculan aplicando los
porcentajes establecidos por la ley o la regulacién al costo promedio, los usuarios
resultaran pagando contribuciones o recibiendo subsidios, segin 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 conclusién. No es evidente que la fijacién de un cargo tnico 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 indole.

En el articulo 44 de la ley 143 de 1994 se hay un parédgrafo, un tanto arbitrario y
poco técnico conceptualmente, cuyo cumplimiento se ha invocado para justificar
los “estampillamientos” tarifarios. Dice asi el paragrafo en cuestion:

“En virtud del principio de neutralidad, no pueden existir diferencias tarifarias para el
sector residencial de estratos I, 11 y 111, entre regiones ni entre empresas que desarrollen
actividades relacionadas con la prestacion del servicio eléctrico, para lo cual la Comision
de Regulacion de Energia y Gas definird el periodo de transicion y la estrategia de ajuste
correspondiente”.

Evidentemente se trata de una disposicion que es totalmente contraria al
concepto de técnico de neutralidad tarifaria establecido en la ley 142. Aunque
deberia eliminarse pura y simplemente, es claro que ello carece de viabilidad
politica. Sin embargo, para satisfacer esa exigencia no es necesario establecer las
ADD. Si se asume que los estratos bajos de las &reas rurales o mercados menos
densos son méas pobres que los de las ciudades y mercados de mayor densidad,
la igualacion tarifaria podria lograrse estableciendo subsidios diferenciales para
los estratos bajos de acuerdo con los mercados de distribucion. 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 prestaciéon del servicio”.
También puede buscarse extender y masificar el prepago de la energia eléctrica



que permite a los usuarios racionalizar sus consumos y reducir, en consecuencia,
erogaciones por el servicio?l. La exitosa experiencia de EPM es aleccionadora.

54  Sobre el cambio de nivel de tensién o bypass

Es un tanto sorprendente el encono con el que distribuidores de electricidad y
grandes consumidores se enfrentan entorno a la cuestion del cambio de nivel de
tension. Los grandes consumidores seguramente habrédn hecho sus cuentas, pero,
en principio resulta dudoso que el cambio del nivel de tensién - digamos del 3 al
4- reduzca de forma sensible su costo total de energia. A fin de cuentas el gran
consumidor habra de hacer inversiones en transformacién para llevar la energia
al nivel de tensién en el que realiza su consumo. Estas inversiones y los costos de
operacion y mantenimiento de las instalaciones deben ser inferiores a la porciéon
del cargo D que se evitan con el bypass. Si el sistema de distribucién es eficiente,
es dudoso que sea asi en razén de las economias de escala y densidad. Sin
embargo, si los cargos de distribuciéon estdn distorsionados como ocurre con el
cargo ADD, bien puede ocurrir que con el bypass el gran consumidor obtenga

una reduccién sustancial en el costo total del suministro42.

El cambio de nivel de tension esta regulado por la resoluciéon 97 de 2008, la cual,
en la parte pertinente a la letra dice:

"...los Usuarios de los SDL podran migrar a un nivel de tension superior, siempre que
cumplan los siguientes requisitos ante el respectivo OR: 1.Justificar técnicamente la
necesidad de cambio de Nivel de Tension. 2. Obtener autorizacion del OR a cuyas redes
se encuentra conectado el usuario cuando el cambio propuesto es en el sistema del mismo
OR. 3. Si el usuario requiere mantener la instalacion donde se encuentra conectado,
deberd cumplir con lo establecido en el articulo 14 de la presente resolucion.

PARAGRAFO 1. Los OR deben disponer de un estudio técnico, actualizado anualmente,
que considere entre otros aspectos: pérdidas, regulacion y calidad de su sistema que
permita determinar, seguin la capacidad de conexion solicitada por un usuario, el nivel de
tension al cual deberia conectarse, sujeto a que exista capacidad disponible en el punto de

41 Se trata de reducir el gasto en energia de las familias pobres. Los subsidios diferenciales por
regiones y los mecanismos comerciales podrian permitir lograr ese propésito 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 migraciéon de nivel de tensién
adicionales a las ADD como las pérdidas.



conexion solicitado. Cada vez que se actualiza dicho estudio debe ser publicado y sometido
a comentarios de los terceros interesados, los cuales deberdn ser resueltos por el OR.

PARAGRAFO 2. El OR tendrd un plazo de quince (15) dias hdbiles para decidir sobre la
solicitud de migracion. La negacion de la autorizacion deberd estar técnicamente
justificada”.

Todo parece claro. Pero como se sabe, el diablo esta en los detalles. Y los detalles
estan contenidos en el numeral 4.4 del Anexo General de la Resoluciéon CREG 070
de 1998, reglamento de distribucién, que establece el procedimiento para la
conexion de cargas a los sistemas de distribuciéon, modificado en algunos de sus
apartes por la resoluciéon 156 de 2011, reglamento de distribucién. Escapa a los
alcances de este documento la valoracion de rigor técnico de esos
procedimientos. Presumimos que estan bien establecidos desde el punto de vista
técnico y que cuando los motivos para solicitar el cambio de tensién son de esa
indole, los procedimientos en cuestiéon pueden ser adecuados. Pero ;qué ocurre
cuando la motivacion es puramente econémica? La pregunta es valida porque al
parecer, en buena parte de los caso, las solicitudes de cambio de nivel de tension
obedecen a esa motivacion y las negativas también.

La migracién de nivel de tensién reduce los ingresos del operador de red y esa es
una razon suficiente para que éste busque llenarse de argumentos técnicos para
negarla. El consumidor puede, por supuesto, reponer la decisién y, en dltima
instancia, apelarla ante la Superintendencia de Servicios Pablicos.

No existe, aunque deberia existir, un procedimiento que pueda emplearse en los
eventos en que el consumidor busque el cambio de nivel por razones
estrictamente econdmicas. Estas son legitimas y no deberia soslayarse la cuestion.
También es legitimo que el OR trate de preservar sus ingresos evitando la
migraciéon. También debe considerarse el interés de los demas consumidores
cuyos costos de distribucion pueden aumentar en el siguiente periodo
regulatorio como consecuencia la migraciéon de nivel de tension. 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 parecia pacifico, se habian emitido dos conceptos: 991134
de 1999 y 2892 de 2000.



55  Lacuestion de las pérdidas

Las pérdidas son la diferencia entre la energia suministrada y la energia
facturada. Se dividen en pérdidas técnicas y pérdidas no técnicas. Estas tltimas
son causadas por deficiencias en medicién o en los sistemas de informacion,
conexiones ilegales y fraudes. Se admite que parte de éstas son de dificil gestiéon
por problemas de orden publico 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 distribuciéon y
comercializacion.

Los avances del sector en reducciéon de pérdidas son notables. A mediados de los
afios noventa, el indice global superaba el 30%; en 2004 eran de 16% y en la
actualidad se estiman en cerca de 12% 4. No obstante, su costo para los
consumidores y las empresas sigue siendo considerable.

En principio la regulacién de las pérdidas no deberia ser extremadamente
compleja. Las pérdidas técnicas ocurren en las redes y, en consecuencia, su
control es responsabilidad de los operadores de éstas. Como la regulacién esta
basada en el reconocimiento del valor de reposiciéon de los activos, las pérdidas
admisibles, es decir, aquellas cuyo costo puede trasladarse a la tarifa, son las que
tendria un conjunto de activos completamente nuevo. Para las pérdidas no
técnicas, es decir, las de la energia que efectivamente llega al consumidor pero
que no le es facturada, también podria fijarse un nivel 6ptimo - es decir, el nivel
al cual los costos de recuperacion exceden al de la energia perdida - cuyo costo
estaria reconocido en la tarifa. Fijados esos niveles 6ptimos correria por cuenta
de las empresas la gestion eficiente de sus propias pérdidas pues aquellas que
excedan dichos niveles deterioran sus resultados financieros.

La aplicaciéon 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 distribucién y la segunda con
algunas cuestiones de tipo idiosincratico como problemas de orden publico,
subnormalidad y pobreza extrema.

“ Ingenieria especializada (2008). Consultoria para la determinacién de las pérdidas de energia
en los mercados de comercializaciéon presentes en el SIN y definicién de criterios para la
evaluacion de planes de reduccién y/o mantenimiento de pérdidas de energia. Tomo 6.



Hasta la expedicion del decreto 387 de 2007, el marco regulatorio de las pérdidas
contenia distorsiones y asimetrias en su asignaciéon entre comercializadores
entrantes y el comercializador-distribuidor incumbente. En particular, los
comercializadores entrantes podian trasladar a sus usuarios un nivel de pérdidas
no técnicas superior a las que les cobraba el mercado. El decreto 387 corrigi6 esta
situacion y dispuso la asignacion de las pérdidas no técnicas a prorrata de las
ventas de energia de los comercializadores del mercado. Adicionalmente, asigno
su gestion al distribuidor, el cual debe presentar un plan de reduccién de
pérdidas cuyo costo recupera parcialmente mediante un cargo incluido en la
férmula tarifaria. Esta solucion seria mas 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
gestion estan al margen los demads comercializadores, pueden presentarse
problemas con esa forma de asignacion.

La segunda cuestion es un tanto mas compleja. El indice agregado de pérdidas -
que se compara favorablemente con el de Brasil (17,1%) al tiempo que supera los
de Chile (8,3%) y Peru (8,4%) - esconde una notable dispersion en los indices de
pérdidas registrados por los OR. Como se trata de un indice ponderado, la masa
de energia de los mercados de CODENSA y EPM, cuyas pérdidas son de 9,16% y
8%, respectivamente, es suficiente para hacer descender el indice agregado de
forma significativa. Asi, como se ilustra en la Tabla 5-2, los indices de pérdidas
de la mayoria 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. Indice de pérdidas por OR%

indice de pérdidas por OR
(%)
CHEC 8,15|Huila 16,16
Narino 33,57|Meta 21,22
Cauca 22,4|{Arauca 30,49
Norte de Santander 21,58|Boyaca 13,62
CODENSA 9,16{Cundinamarca 20,65
Tulua 20,62|Pereira 19,32
Tolima 18,61|Putumayo 22,63
Distribuidora del Pacifico 28,17|Quindio 15,37
Electricosta 11,9(Valle de Sibundoy 20,11
Santander 16,66|EMCALI 13,69
Caquetd 21,44|Cartago 19,3
Electricaribe 17,36|EPM 8
Fuente: IAB (2008) Informe General

Fuente: IAB (2008) Informe general

Ahora bien, de acuerdo con las estimaciones de Ingenieria Especializada, en el
estudio ya citado, buena parte de esas pérdidas son no técnicas, como se ilustra,
para algunos OR, en la Tabla%>. El esquema sencillo de regulaciéon de las pérdidas
descrito anteriormente, no parece haber funcionado. Es en este contexto en el que
se inscribe la politica gubernamental plasmada en el Decreto 387 de 2007 que ha
dado lugar a importantes cambios en la regulacion de las pérdidas: Resoluciones
172, 173 y 174 de 2011. Tres son los aspectos mas relevantes frente al tema en
discusion:

e Asignacion de las pérdidas a prorrata de las ventas de energia de los
comercializadores de cada OR.

e Implantacién de planes reduccién de pérdidas cuyos costos se trasladan a
las tarifas.

e Asignaciéon al OR de la responsabilidad integral de la gestiéon de las
pérdidas del mercado de comercializacién asociado a sus redes.

4 El mas reciente estudio sobre pérdidas es el realizado por la Universidad Tecnolégica de
Pereira para la CREG. Dicho estudio referido a las pérdidas técnicas, pero no presenta una
estimacion de las pérdidas totales.

4 Esta es la informacién consolidada mas reciente. Probablemente los reportes de las empresas a
la CREG registren cambios menores. Pero esas diferencias carecen de importancia para lo que se
quiere sefalar aqui: la dispersién de los niveles de pérdidas entre las empresas.



Tabla 5-3. Indice de pérdidas de algunos OR

Indice pérdidas de algunos OR
(%)
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 571 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

Fuente: IAB (2008) Informe general

Ya se hizo referencia a los puntos dos y tres. Queda por discutir los planes de
reduccién de pérdidas. Lo primero que hay que indicar es que los pagos por las
pérdidas se incrementaran, 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
energia comercializada en cada OR: el componente CPROG Esto supone un
incremento en la tarifa cuya cuantia dependera 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 auditara que los recursos adicionales se apliquen
efectivamente a los programas y se verificara el cumplimiento de las metas. En
caso de incumplimiento de las metas se puede suspender la ejecucion de los
programas y devolver a los usuarios las sumas recaudadas para su financiacién.
Todo esto esta bien. Pero queda por resolver un interrogante: ;por qué razén
deben los usuarios asumir los costos?

El Ministerio no present6 ninguna justificacion de ello. En los considerandos del
Decreto 387 se invocan los articulos 2 y 93 de la ley 142 y el 3 de la 143; los cuales
tratan de cuestiones como la ampliacion de la cobertura, la posicion dominante y
la promocién de la competencia. Desde el punto de vista estrictamente
econdmico no parece existir justificacion para la inclusiéon de un nuevo cargo en
la tarifa. En principio, hay que asumir que los cargos vigentes cumplian con los



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 reduccion. Esto significa que el nivel 6ptimo de
pérdidas para las empresas es superior al fijado en la regulacion.

Ahora bien, puede alegarse que en razén de situaciones de orden publico o de
indole social las empresas no estdn en capacidad de gestionar eficientemente sus
pérdidas con los ingresos derivados del cobro de los cargos establecidos. Puede
argiiirse también, como consecuencia de lo anterior, que las pérdidas no técnicas
son un costo no asignable total o parcialmente. Si ello es asi caemos en el campo
de la politica social y el cargo CPROG se convierte en una especie de
contribucién 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 resolucién 031 de 1997, en la
cual, entre otras cosas, el regulador dispuso la eliminacién del cargo fijo de
comercializaciéon con el propésito de favorecer la entrada de comercializadores
independientes 4 al mercado regulado. Como se sabe los costos de
comercializacion o costos de clientela - medicién, facturacion, recaudo, etc. - son
independientes del nivel de consumo. Por esa razén la suma total de esos costos
debe distribuirse entre el conjunto de consumidores ($/factura) y no entre el total
de la energia vendida ($/ KWh). Cuando se hace esto tltimo, es evidente que el
comercializador entrante se orientara hacia los usuarios o grupos de usuarios de
mas altos consumos ofreciéndoles un costo de comercializaciéon en $/KWh
inferior al costo medio del mercado. El comercializador establecido no puede
reaccionar rebajando su propio costo pues estaria obligado a ofrecérselo al
conjunto de sus usuarios poniendo en riesgo su viabilidad financiera. Debe pues
resignarse a perder esos clientes y a ver como se incrementa el costo de
comercializaciéon de los clientes de bajo consumo que no son atractivos para el
comercializador entrante. Es asi como opera el mecanismo de descreme del
mercado. Aunque los comercializadores integrados con distribucién han
sefialado reiteradamente ese fendmeno 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

4% La comercializacion puede ser desarrollada de forma independiente o integrada con
distribucién y generacion. La comercializacién 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.



arafiando una porcién insignificante de éste: unos cuantos miles de clientes. En
todo caso, la CREG busco restablecer el cargo fijo encontrdndose con la oposiciéon
del gobierno, por consideraciones politicas 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 poblacién pobre.

Estd en primer lugar el régimen de subsidios y contribuciones. Para aplicar este
régimen, los consumidores de electricidad se dividen en 4 categorias: industrial,
comercial, oficial y residencial. A su turno, la categoria residencial se divide en 6
grupos o estratos socioecondmicos, a saber: bajo-bajo, bajo, medio-bajo, medio,
medio-alto y alto. Los consumidores comerciales y residenciales de los estratos
altos pagan una contribucién 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,
segln los pisos térmicos?; el consumo excedente lo pagan a tarifa plena. Las
familias del estrato medio y los consumidores del sector oficial no reciben
subsidio ni pagan contribucion. 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 Redistribucién de Ingresos,
una cuenta administrada por el Ministerio de Minas y Energia. 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 eliminacién de la contribucién a los consumidores industriales.

Existen ademas 4 fondos financiados con la fiscalidad sectorial, a saber: Fondo
de apoyo financiero para la energizaciéon 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 electrificaciéon rural (FAER), el Fondo de
Energia Social (FOES) y el Programa de Normalizaciéon de Redes (PRONE). En
conjunto estos Fondos movilizan recursos por unos US$ 115 millones.
Adicionalmente, la generacién paga un impuesto ambiental del 6% del valor de
la generacion hidraulica y de 4% del valor de la generacién térmica.

Todos esos fondos afectan el precio final de la energia. Se establecieron con
caracter temporal pero su vigencia se renueva reiteradamente. Su eliminacién
tendria un efecto marginal sobre la tarifa pero suprimiria un factor de distorsiéon
y una fuente de discusién permanente. Reduciria los costos de transaccién del
sistema: en los ultimos afos la CREG ha expedido cerca de 40 resoluciones para
regular esos fondos, el ministerio una veintena de decretos y el legislativo unas 6
6 7 leyes. Todo ello consume tiempo y capacidad de trabajo que podria
utilizarse mas productivamente. Adicionalmente, como los fondos afectan la
tarifa de todos los usuarios, incluidos los pobres, se presenta la situacion
paraddjica de que se eleven los costos de la energia que debe ser subsidiada con
las contribuciones o recursos del presupuesto nacional. Su costo no fiscal parece
ser excesivo. Las partidas requeridas podrian incluirse en los presupuestos de las
dependencias estatales como el IPSE dedicadas a esos asuntos.

Mas grave atn que las distorsiones de los precios asociadas a los fondos es el
sobre-costo resultante de la gestion ambiental y social de los proyectos de
generacion y transporte actualmente en desarrollo. Ademas del impuesto a la
produccion ya mencionado, la legislacion ambiental obliga a la realizaciéon de
inversiones por un monto equivalente al 1% del valor del proyecto. Para los tres
grandes proyectos actualmente en construccion - Quimbo, Sogamoso e
Hidroituango - esto equivale a no menos de US$ 60 millones. Pero esto es sélo la
cuota inicial. Adicionalmente, debe definirse y valorarse, en el Estudio de
Impacto Ambiental requerido para la obtencién de la licencia, un Plan de Manejo
Ambiental (PMA) con su respectivo Plan de Monitoreo y Seguimiento. La
situacion social de las areas donde se desarrollan los proyectos y la acciéon de
agentes especializados en la proteccion del ambiente y de los operadores
politicos estd llevando a que las empresas enfrenten demandas econdmicas
exorbitantes que desbordan los compromisos del PMA y de la licencia pero de
cuya satisfaccion depende la construccion del proyecto. La notificacion mas
contundente de la magnitud de este problema la dio EPM con la suspensién de
Porce IV asumiendo el riesgo de enfrentar los costos de las garantias asociadas al
cargo por confiabilidad. Son conocidas las dificultades enfrentadas por EMGESA



en la construccién de El Quimbo y, aunque en menor medida, las de ISAGEN en
Amoyéa y Sogamoso. EPM se ha visto obligada a implantar todo un dispositivo
administrativo de amplio espectro para gestionar la problematica ambiental y
social en el entorno de Hidroituango. Esta es, ciertamente, una situaciéon que esta
afectando el desarrollo de la infraestructura eléctrica incluso en paises como
Chile cuya legislacion ambiental es poco intrusiva y sus procedimiento muy
expeditos. A los costos incluidos y no incluidos en el PMA que estan sufragando
las empresas habria que adicionarles los resultantes de una prolongacion de los
trabajos, los extra-costos financieros durante la construccion y el costo de
oportunidad del retraso en la operacién comercial de los proyectos. Hace algunos
afios el Banco Mundial estim6 que los proyectos de generacion en Brasil estaban
asumiendo un sobre-costo ambiental del 20%. Un sondeo entre empresas de
generacion con proyectos en desarrollo sugiere que en el pais se estd 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 pais.
Pero es claro que las empresas, o deberia serlo, no pueden suplir, como lo vienen
haciendo, esas carencias. Es necesaria una politica publica de acompafiamiento
de las empresas que estdn adelantando los proyectos de generacion vy
transmision. Se deben disefar y ejecutar planes de intervencién social, con la
participacion de los departamentos y municipios, reorientado o acelerando la
ejecucion del presupuesto de inversion social. La Nacion deberia 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 Estabilizacion (GPDE) cuyos objetivos y lineas de accion estan
perfectamente identificados con las problematicas sociales que se presentan en
las areas de los proyectos. Eventualmente las empresas, por intermedio de sus
fundaciones, podrian dar soporte financiero a dicho programas. También podria
buscarse el concurso de la Banca Multilaterals.

Es necesario también introducir mejoras que permitan acelerar los tramites de
licenciamiento y modificaciéon de las licencias ya otorgadas. En estudio reciente

“ 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 expedicion 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 Auténomas incumplen sistematicamente los
plazos de licenciamiento establecidos en el decreto 2820 de 2010 sin que
esto tenga para esas entidades o sus funcionarios consecuencias de
ninguna indole. En el marco normativo actual, Ley 393 de 1997, las
empresas podrian adelantar acciones de cumplimiento. Al parecer no
recurren a ella por temor represalias. El tema trasciende la problematica
del sector eléctrico y afecta a todos los proyectos de infraestructura.
Deberia adelantarse una discusion sobre la conveniencia de establecer el
silencio administrativo positivo en las gestiones de licenciamiento y
modificacién de las licencias. Por lo pronto se debe disponer de oficio el
acompafiamiento de la Procuraduria a las empresas que adelantan
trdmites ambientales de proyectos claves de generacion y transmision.

Es necesario modificar la politica de la ANLA y todas las autoridades
ambientales en cuanto a la contratacion de recursos externos para la
evaluacion técnica de los EIA. Concretamente se propone que, ademaés de
consultores individuales, se contrate con Curadores Ambientales
Especializados que serian seleccionados entre universidades y centros de
investigacion con altas calificaciones en el ICFES y COLCIENCIAS y que
se dediquen exclusivamente a dicha evaluacién técnica por medio de
equipos profesionales creados para el efecto. Esto Curadores operarian
dentro de plazos contractuales definidos deberian encargarse de todo el
proceso desde el tramite 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 pardgrafo del
articulo 36 del decreto 2820 y debe revisarse la resoluciéon 2101 de 2009 de
modificaciones menores buscando que la lista de éstas sea mas completa,
si fuere necesario. También debe revisarse lo concerniente a Ila
delimitacién de las areas dentro de las cuales pueden adelantarse las
acciones que no requieren modificacion de la licencia. Otro cambio
normativo que debe impulsarse en la reglamentacion de la ley 56 de 1981,
en particular en su articulo 10 sobre valores unitarios, para tratar de evitar



la especulaciéon con los precios de las tierras declaradas de utilidad
publica.

e Es necesario reglamentar mediante decreto el tipo de proyectos y las
caracteristicas de los mismos que requieren de DAA. Este estudio deberia
ser sustituido con la inclusién, en los términos de referencia, de un
capitulo especial en el cual el promotor sustente, desde el punto de vista
ambiental, la eleccion de la alternativa propuesta. Si esta elecciéon no es
satisfactoria desde el punto de vista de la autoridad ambiental, se negara
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 abstendra siempre de seleccionar cualquiera de las
alternativas consideradas en el EIA.

7 COGENERACION Y AUTOGENERACION

Sucesivos gobiernos han buscado promover la cogeneracion. El desarrollo de
esta actividad es uno de los aspectos contemplados en los programas de uso
racional. En su estudio de 2009, FEDESARROLLO indic6 que el principal
obstaculo a la cogeneracion, lo mismo que a la autogeneracion, tenia que ver con
las condiciones para la venta de los excedentes.

Hay en el pais unos 600 MW de potencia instalada en plantas de cogeneracion,
de los cuales unos 60 estan registrados en el mercado mayorista. La UPME
estima en 850 MW el potencial, la ANDI en 773 MW. La actividad estad regulada
desde los afios 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 expidi6é
las resoluciones 005 de 2010 y 047 de 2011 que constituyen al marco regulatorio
actual de la actividad.

La Resolucién 005 de 2010 fija, para los diferentes combustibles, el rendimiento
eléctrico equivalente minimo que debe tener una planta para ser admitida como
cogeneracion. Establece también las condiciones de respaldo y su remuneracion.
La energia de respaldo se liquida al precio de bolsa y la remuneracion total debe
incluir los costos de transmision y distribucién 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
resolucion 047 de 2011 regula lo concerniente a las pruebas de auditoria.



El auto-generador estd definido legalmente, articulo 11 de la ley 143, como el
agente, regulado o no regulado, que produce energia 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 autogeneracién es de 1.100 MW, un 75% de los cuales es propiedad
de empresas petroleras.

La regulaciéon de la cogeneracion parece adecuada desde el punto de vista
técnico y comercial. Puede ser necesaria una difusién mayor de sus condiciones y
beneficios y, probablemente, el disefio de alternativas de financiacién. Para
incentivar la autogeneracion, de suerte que el incremento potencial o efectivo de
la oferta de electricidad ejerza una presion competitiva en el mercado, es
necesario modificar la condiciéon legal del auto-generador y regular, de forma
similar a la cogeneracién, las condiciones para la venta de sus excedentes y los
términos del respaldo.

8 ESTRUCTURA INDUSTRIAL Y PROPIEDAD

Ademas de la regulacion de conducta, es decir, la de precios y calidad, existen un
conjunto de reglas para regular la estructura del mercado, a saber:

e Las empresas constituidas con posterioridad a la expedicion de las leyes
142 y 143 s6lo pueden ejercer una de las actividades del sector -
generacion, transmision o distribucion. La comercializaciéon puede
ejercerse en forma conjunta con la generacion o la distribucion.

e Un agente no puede tener mas del 25% de la ENFICC declarada aunque
puede exceder ese limite y llegar hasta un 30% si ello es el resultado de la
inversiéon en nuevas plantas. Cuando el primer limite se sobrepase por
adquisicion de activos existentes y el segundo por cualquier razoén, el
generador en cuestion estd obligado a entregar a un tercero la gestion en el
mercado de la generacién excedentaria.

e Un comercializador no puede tener mas del 25% de la demanda comercial
total. Una empresa de generaciéon no puede tener mas de 25% del capital
social de una empresa distribuidora y viceversa. Para calcular los limites



se tienen en cuenta las participaciones en empresas controlantes,
controladas, subordinadas o vinculadas.

e No existen limites en distribucion. ISA, la empresa dominante, sélo puede
ampliar su participacion en transmision por inversion en nuevos

proyectos.

9 INTERRELACION ELECTRICIDAD - GAS.

La necesidad de aumentar el componente térmico de la generacién 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 quedé inexorablemente vinculado al sector del gas.
Posteriormente se desarrollaron otros proyectos. Hoy el pais tiene mas de 3500
MW a gas distribuidos en 13 centrales.

En un sistema predominante hidrdulico la generacién térmica tiene dos objetivos
fundamentales: cubrir los faltantes en presencia de baja hidrologia y fijar el costo
de oportunidad de agua. La elecciéon del combustible del parque térmico tiene
por tanto consecuencias en el costo de generacion. Con las decisiones tomadas en
el racionamiento y la politica de masificacion el Pais opt6 por el gas natural con
la conviccion de que las reservas existentes y las que se adicionaran
posteriormente serian suficientes para abastecer la demanda residencial,
industrial, vehicular y la de las plantas térmicas. El fracaso del campo de Opén,
en 1999, y el éxito en la masificacion del gas en otros usos, unido a las
exportaciones a Venezuela, han comprometido el abastecimiento del parque
térmico existente y puesto en entredicho su expansion con base en ese
combustible. En la segunda subasta de energia firme de diciembre de 2011 no se
present6 ningan proyecto térmico a gas. La suspensién o no renovacién, 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 liquidos. Esto tiene efectos sobre la contratacion 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 liquidos. En el momento en que esa expectativa se
materialice, en presencia de un fenémeno de “El Nifio”, el precio de la energia
podria aumentar considerablemente.



Existen discrepancias entre los agentes en torno a la cuestion del abastecimiento.
La demanda, principalmente los industriales y los agentes térmicos del sector
eléctrico - que representan el 28% y el 25% del consumo, respectivamente4’ -
sostienen que la oferta fisica y comercial de gas es insuficiente. El Ministerio de
Minas y Energia declaré, en la resolucién 124430 de 2012, un Indice de
Abastecimiento de 14.2 afios, 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 produccién de mas 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
instalaciéon de las plantas de regasificacion. Por su parte, el presidente de
ECOPETROL, en el Congreso de NATURGAS de 2012, en una presentacion
significativamente titulada “Rompiendo Paradigmas”, sefalaba que la capacidad
de producciéon supera la demanda como consecuencia de las inversiones
realizadas en Cupiagua y Guajira y que habian disminuido los cuellos de botella
en el transporte con Gibraltar-Bucaramanga, Sardinata-Cticuta, la ampliacion
Cusiana-Vasconia y la ampliacion 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) habria equilibrio de oferta y demanda en 2018; en el
escenario alto (TCAC: 3,88%), que supone la ocurrencia de un Nifio que obliga a
la generacion térmica, el equilibrio se alcanzaria en 201552,

El problema del abastecimiento de gas es mas de politica sectorial que de
regulacién. El incremento en la oferta de gas natural convencional resultante de
nuevos yacimientos o de una mayor produccion de los existentes;
descubrimiento de gas de esquistos; gas asociado al carb6n; importaciéon desde
Venezuela e importacion de gas natural licuados son las opciones con las que
cuenta el pais.

*Los sectores residencial y comercial participan con el 20%; refinerfa y petroquimica
con 19% y vehiculos con 8%. NATURGAS (2103). Perspectivas del sector de gas natural
en el corto, mediano y largo plazo. Pagina 1.

% Carta abierta a Luis Carlos Villegas, presidente de la ANDI, abril 25 de 2013.
*! Gutiérrez, J. (2012). Rompiendo paradigmas. Presentacion en el Congreso de Naturas de 2012.

52 UPME (2012) Escenarios de Oferta y Demanda de Hidrocarburos en Colombia. Esta es la
informacién presentada por la UPME en el Congreso de Naturgas de 2013.



Los anélisis de la UPME involucran ya las proyecciones de produccién de los
recursos convencionales e incluso la adiciéon de recursos no convencionales como
el gas de esquistos®. Asi las cosas, las fuentes adicionales serian al importacién
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 politico, en la primera, y de naturaleza técnica y econémica, en la
segunda. Para el proyecto de importaciones son varias las decisiones que deben
tomarse en materia de cierre financiero, el licenciamiento ambiental, tecnologia,
etc. Todo ello involucra la participacion de un elevado namero 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 afios.

La mayoria de los generadores térmicos a gas han optado por convertirse a
liquidos®*. La restricciones de la oferta comercial y la alta exigencia de compra
minima, cercanas al 100% en los Gltimos afios, de los contratos “take or pay”
hacen que esa decision 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 politica sectorial adoptada mediante el decreto 387 de 2007 permite mantener
la medicién en cabeza de los comercializadores del mercado a la vez que
distribuye los costos de forma eficiente eliminando distorsiones y asimetrias 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 energia a la totalidad de
comercializadores del mercado a prorrata de las ventas.

- Transfiriendo a los usuarios tnicamente los costos eficientes de pérdidas

de energia.

- Creando un plan financiado de gestiéon y control de pérdidas de energia
cuyos costos son asumidos por la totalidad de agentes y usuarios que
percibiran los beneficios asociados a su implantacion.
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* Ante la situacion de estrechez del mercado de gas, la CREG tom6 la decisién de permitir que
los generadores térmicos respaldaran sus compromisos de energia firme con combustibles
liquidos, para lo cual incluy6 en el cargo por confiabilidad un monto adicional para financiar la
conversion.



De eximir a un grupo de usuarios (no regulados) de los costos que de acuerdo

con la teoria econémica les son asignables, se volveria a instaurar un esquema

asimétrico y distorsionado que implicaria:

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 perderian cada vez mayor competitividad por una imputacion
de costos superior a la de eficiencia.

Se recomienda, en consecuencia, mantener las politicas adoptadas por el

gobierno nacional en el afio 2007.



CAPITULO 2. ANALISIS DEL IMPACTO DE LA REGULACION Y
DE LAS ESTRUCTURAS PRODUCTIVA E INDUSTRIAL DEL
SECTOR DE ENERGIA ELECTRICA SOBRE EL NIVEL FINAL DE LAS
TARIFAS Y PRECIOS DEL SERVICIO DE ENERGIiA ELECTRICA EN
COLOMBIA

La promulgacion de la Ley de Servicios Pablicos Domiciliarios (Ley 142) y de la
Ley Eléctrica (Ley 143) en 1994, es un acontecimiento destacable en la historia del
sector eléctrico colombiano, pues implicé un cambio en los principios del sector,
el cual pas6é de ser un régimen monopolico controlado por el Estado a un
mercado liberalizado. El establecimiento de estas leyes permiti6 la aplicaciéon 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 afios después de la creacién de las leyes mencionadas, se
hace necesario revisar el estado actual del mercado eléctrico y la evolucién 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 analisis descriptivo de la
evolucion de las principales variables asociadas al establecimiento de los precios
de la electricidad en Colombia desde el afio 2000 hasta el afio 2012.

El documento esta organizado como sigue. En la primera seccién se muestran los
indicadores generales del sistema eléctrico colombiano, dentro de los cuales se
presentan la evolucién del niimero de agentes en cada uno de los eslabones de la
cadena de suministro de electricidad, haciendo énfasis en los indicadores de
concentraciéon de mercado en la generaciéon. Asimismo, se presenta la evolucion
de los precios en bolsa y en contratos dirigidos al mercado regulado, la demanda,
la oferta y participacion de las fuentes oferentes y el cargo por confiabilidad.

La seccion 2 presenta un analisis de la evolucion del precio de la electricidad a
nivel nacional y de las componentes que lo conforman. Este andlisis se realiza de
manera independiente para los usuarios regulados y no regulados. Para el
mercado regulado, el anélisis abarca la evolucién 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 andlisis individual para 6 empresas
representativas en el pais.

Por dltimo, la seccién 3 explora los indicadores de calidad y cobertura que han
caracterizado al sector a lo largo del periodo de andlisis. 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
maximo admisible. Finalmente, se presenta una reflexion sobre el nuevo
indicador de calidad que recientemente entré en vigencia en el pais.

Las conclusiones a las que llega este informe indican que el precio de la
electricidad en Colombia ha aumentado en términos reales en el periodo 2000 -
2012 en todos los niveles de tensién, asi como el valor de cada una de las
componentes que integran dicho precio. Asimismo, no se evidencian mejoras
significativas en la calidad en la prestaciéon 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 EI Nifo.

1 METODOLOGIA

La metodologia seguida en la elaboraciéon de este documento se basa
principalmente en el andlisis de los datos reportados en el sistema de
informacion NEON de XM, el Sistema Unico de Informacién de Servicios
Pablicos (SUI) y la Comisién de Regulacion de Energia y Gas (CREG), ademas de
los informes especiales de XM. Asimismo, se hace uso de informacién reportada
directamente por algunas de las principales empresas a lo largo de la cadena
productiva de la electricidad, de informacién suministrada por algunos
industriales y por algunos gremios interesados en la materia.

Dada la necesidad de considerar un largo periodo de tiempo, de manera que las
coyunturas puntuales no distraigan del comportamiento general del mercado, las
series analizadas abarcan un periodo superior a 10 afios. En este sentido, el
horizonte temporal analizado corresponde al periodo 2000-2012 (salvo para
aquellas cuyo momento de implementacién ocurrié después del afio 2000). La
elecciéon del afio de inicio estuvo determinada por el comportamiento de la
demanda comercial del pais®®, como se presenta en la Figura 1-1.

55 _ Para todos los efectos de este informe, considérese:
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Figura 1-1. Demanda comercial
Fuente: elaboracién propia, datos disponibles en XM (2013a)

Notese que la tendencia de la demanda comercial comienza con un periodo de
crecimiento sostenido desde el afio 2000; previo a este afo, el comportamiento de
la demanda estuvo afectado por la gran crisis financiera que atravesé el pais
durante el periodo 1998-1999 (Uribe, 2000). Por ello, a fin de eliminar el ruido que
fenémenos ajenos al desempefio del mercado puedan tener sobre el
comportamiento de la demanda, se seleccion¢ el afio 2000 como afio de inicio en
el andlisis abordado en este estudio.

Para hacer comparables las series en el tiempo pueden utilizarse, entre otros, tres
tipos de deflactores: Indice de Precios al Productor - IPP-, indice de Precios al
Consumidor -IPC- y Deflactor Implicito del PIB. En general, éste altimo es
ampliamente aceptado como deflactor de series ya que incluye todos los bienes y
servicios producidos al interior de una economia. Sin embargo, la informacién
necesaria para construir el deflactor implicito 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 més la participacion en
las pérdidas del STN, asi como los consumos propios de los generadores (NEON, 2012)



anterior, se utilizara la serie del IPC base 2012 dado que comparte caracteristicas
claves con el deflactor implicito y sus valores son muy similares, obteniendo
resultados semejantes. Adicionalmente la energia es un bien de consumo final
para la mayoria del mercado

2 INDICADORES GENERALES

Esta seccion presenta los indicadores generales del mercado de la energia
eléctrica en Colombia, relativos a: (1) nimero de agentes que intervienen en cada
uno de los eslabones de la cadena productiva (generacién - transmision -
distribucion - comercializacion), (2) precios de bolsa y de contratos y el cargo por
confiabilidad, (3) demanda y (4) oferta de electricidad.

21  Numero de agentes

La Figura 2-1 presenta la evolucion del namero de agentes en el mercado en
cada uno de los eslabones de la cadena del negocio eléctrico.
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Figura 2-1. Namero de agentes

Fuente: elaboracién propia, datos disponibles en XM (2011) y XM (2005)

Agentes generadores

Para el afio 2011, la cantidad de agentes generadores aumenté un 23% con
respecto al dato registrado en 2000. En este eslabén de la cadena de suministro, la
capacidad efectiva neta de generaciéon de 3 empresas, a saber: Empresas Pablicas



de Medellin, Emgesa e Isagén, representa un 56,8% de la capacidad de
generacion 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.

Concentracién de mercado en generacion

La participacion en el mercado del mayor oferente o de los tres més grandes, o
indices de concentraciéon como el Herfindahl-Hirschman Index (HHI) (William,
1981), han sido los indicadores empleados para determinar la existencia de
posiciéon dominante en los mercados (Botero, Garcia, & Vélez, 2011).

Para evitar el poder de mercado, la CREG, de acuerdo a lo establecido en su
Resolucion 060 de 2007, reporta a la Superintendencia de Servicios Publicos
Domiciliarios (SSPD) aquellas situaciones en las que la participacion de un
generador en la actividad de generacion eléctrica es mayor o igual a 25% e
inferior a 30%, y el HHI es mayor o igual a 1.800 (Comisién de Regulacién de
Energia y Gas - CREG, 2007a).

De acuerdo con la Figura 2-2, la cual presenta la participaciéon de los agentes mas
representativos en el mercado de generacién, en el afio 2000 el generador mas
grande, Emgesa, contaba con una participacion del 26% en el mercado.
Asimismo, los 3 generadores mas grandes (Emgesa, Empresas Publicas de
Medellin e Isagén) tenian en conjunto una participaciéon del 58% del mercado de
generacion.
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Figura 2-2. Participacién de los agentes mas representativas en Generacién

Fuente: elaboracion propia, a partir de datos disponibles en XM. Variable base: capacidad de
generacién neta en el afio (en KW).

Para el afio 2012 las condiciones son similares al afio 2000. Si bien el generador de
mayor participacion es ahora Empresas Publicas de Medellin (23% de
participacion), los 3 generadores mds grandes se conservan, y su participacion
nacional agregada es la misma (58%).

El incremento en el ndmero de agentes en el negocio de la generacion de
electricidad ha derivado en una disminuciéon del indice de concentracién de
mercado. Es asi como el HHI, teniendo en cuenta la capacidad de generacion
neta (en KW) fue de 1435 para al afio 2000 y 1357 para el afio 2012. Si bien este
indice es bajo respecto del indice de otros mercados a nivel internacional (HHI
Noruega = 1826, HHI Alemania = 2008 y HHI Hungria = 1911, segtin EC BR para
el afo 2009, aunque HHI Reino Unido = 901), su nivel atn indica que la
concentraciéon de mercado en el negocio de la generacién es moderada, segun la
Resoluciéon 060 de 2007 (Comisiéon de Regulacion de Energia y Gas - CREG,
2007a).

La medicién de la concentraciéon del mercado es diferente cuando se tiene en
cuenta la reserva de energia 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 afio 2000 fue de 2116, un



valor que indica un alto nivel de concentracién de mercado. En el afio 2012, este
valor se redujo hasta 1784, de manera que la concentracién, si bien ha
disminuido, puede considerarse atin alta.

La concentraciéon de mercado en el negocio de la generacion de electricidad se
torna mayor en presencia del fenémeno de El Nifio para los generadores
hidroeléctricos y menor cuando se presenta el fenémeno de La Nifia. En efecto,
teniendo en cuenta la reserva de energia 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 minima reserva de energia 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 maxima
reserva de energia de los embalses a nivel agregado nacional). Ambos
indicadores reflejan un nivel moderado de concentraciéon de mercado, pero se
acerca mas a un nivel de alta concentracion cuando se presenta el fenémeno de El

Nino.
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Figura 2-3. Evolucion en el volumen de los embalses

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



Barrera y Garcia (2010), en un informe realizado para la Asociacién Colombiana
de Generadores de Energia Eléctrica (ACOLGEN), analizan el grado de
concentracién en capacidad y en generaciéon desde el afio 1997 hasta el afio 2009 y
concluyen que: “El HHI en generacion 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 concentracion”.

Asimismo, el Comité de Seguimiento del Mercado Mayorista de Energia
Eléctrica, de la Superintendencia de Servicios Pablicos Domiciliarios - SSPD, en
el Informe No. 73 de 2012, sostiene que “en periodos de hidrologias normales, los
precios de oferta de los agentes se desvian considerablemente del costo marginal, lo
que permite generar rentas infra-marginales superiores a las que se obtendrian en un
mercado de competencia perfecta” (Superintendencia de Servicios Publicos
Domiciliarios - SSPD, 2012).

Los resultados preliminares encontrados, asi como lo expresado por consultores
y la Superintendencia de Servicios Pablicos Domiciliarios, indican que el tema de
la concentracién de mercado en la generacién de electricidad requiere un anélisis
mas profundo, que contemple otros indicadores y profundice en el
comportamiento histérico de los agentes involucrados.

Agentes Transmisores

La actividad de Transmisiéon Nacional en Colombia es desarrollada por varias
empresas de transporte de energia. La cantidad de agentes transmisores en el
sistema eléctrico colombiano fue de 11 para el afio 2000 y de 9 para el afio 2011.

Para el afio 2005, la participaciéon de Interconexién Eléctrica S.A. (ISA) represent6
un 60,4% de la capacidad de transmisién 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 participacion 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 transmisién nacional con estas
redes. Como consecuencia, ISA tuvo para el afio 2005 una participacién agregada
del 83,7% en la propiedad de las lineas de transmision en el pais (sin discriminar
entre 230 kV y 500 kV). El resto de lineas a 230 kV son propiedad de Empresas
Puablicas de Medellin (EPM) con un 6,5% de la capacidad total de transmision del
sistema, la Empresa de Energia de Bogotd (EEB) con un 5,6%, la Empresa de
Energia del Pacifico (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 mediciéon de la participaciéon de las empresas
en el STN arrojan resultados similares. Medida a través del ingreso regulado del
STN en el afio 2011, la participaciéon de ISA en el STN represent6é un 71%, y su
filial Transelca, 10%. EEB, EPM, EPSA, ESSA vy Distasa tuvieron una
participacion del 8%, 7%, 3%, 1% y 1%, respectivamente (Comisiéon de
Integracion Energética Regional - CIER, 2011).

Por la naturaleza de la actividad de la transmisién 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 afio 2011, un
valor cercano al registrado para el afio 2000 (el cual fue de 31 distribuidores).

La participacion de mercado de cada uno de estos agentes segin la demanda
comercial atendida por su correspondiente comercializador, refleja que EPM
participa con el 16,1% del mercado de distribucién, seguido por Codensa con una
participacion 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
razén social de las compafias, es decir, sin tener en cuenta las propiedades
cruzadas entre ellas).

Agentes comercializadores

En el afio 2011, 64 empresas fueron registradas como comercializadoras de
electricidad en Colombia, mismo ndmero observado en el afio 2000. La Tabla 2-1
presenta la participacion en el mercado, medida con relaciéon a la demanda de
electricidad en el mercado no regulado (en GWh) en diciembre de 2012.

Tabla 2-1. Participacion de los comercializadores



Isagén 330,9 20,7%
Empresas Publicas de Medellin 305,8 19,1%
Emgesa 240,5 15,0%
Enercosta 205,6 12,8%
Gecelca 156,3 9,8%
Otros 59 363 22,7%
Total primeras 3 empresas : 877 54,8%
Total todas las empresas 1.602 100,0%

*La participacion en el mercado fue calculada en funciéon de la energia de fronteras (GWh) en el
mercado no regulado durante el mes de diciembre del afio 2012.

Fuente: elaboracién propia, datos disponibles en XM (2013b)

De las 64 empresas registradas como comercializadoras, 3 de ellas (Isagén,
Empresas Pablicas de Medellin y Emgesa) participan con el 54,8% en la demanda
de energia de fronteras (GWh) en el mercado no regulado durante el mes de
diciembre del afio 2012.

2.2 Precios de bolsa, contratos y Cargo por Confiabilidad

La Figura 2-4 presenta la evolucién 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 Estadistica - DANE).
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*Valores en pesos constantes a 2012.
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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: elaboracién propia, a partir de datos disponibles en XM

Durante el periodo de analisis, el precio maximo en bolsa fue de 220,2 $/kWh,
ocurrido en diciembre de 2009. El precio minimo ocurrié en mayo de 2012, y fue
de 47,2 $/kWh. De igual manera, el precio maximo en contratos ocurre en
diciembre de 2011, con un valor de 123,8 $/kWh, y el valor minimo, de 78,4
$/kWh, se registré 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 desviacion estandar 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 dispersion del 33,7%; para el caso de la serie de contratos, la
desviacién estandar es de 12,3, que representa una dispersion del 12% (precio
promedio de contratos = 103,2 $/kWh).

Ademas de las volatilidades, es posible que exista una tendencia creciente en
ambas series (recuérdese que los valores estan 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 periodo 2000 - 2012.
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Figura 2-5. Tendencias de los precios de bolsa y contratos
Fuente: elaboracién 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 afio 2000 y el afio 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 afios
2000y 2012 es de 38%, es decir, de 3,2% anual.

Cargo por confiabilidad

El Cargo por Capacidad, definido en la Resolucién 001 de 1996 (Comision de
Regulaciéon de Energia y Gas - CREG, 1997), consistia en un mecanismo de
remuneracion administrado de la capacidad de generacion, que garantizaba un
ingreso fijo anual por megavatio instalado, a un precio definido por el regulador;
no existia una obligacion concreta de los generadores asociada a esta
remuneracion.

Si bien el Cargo por Confiabilidad comienza a operar desde diciembre de 2006
con la Resoluciéon 071 de 2006 (Comisiéon de Regulacion de Energia y Gas -



CREG, 2006), la primera asignacién mediante subastas se realiz6 en el afio 2008
para las obligaciones de energia firme con vigencia a partir de diciembre de 2012.
Este nuevo esquema reemplazo6 el anterior modelo de Cargo por Capacidad, y
permiti6 que los generadores contaran con un ingreso de dinero fijo,
independientemente de su participaciéon diaria en el mercado mayorista,
asignado para periodos de hasta 20 afios, reduciendo el riesgo de su inversion en
capacidad de generacion.

La Figura 2-6 presenta la evolucion del cargo por confiabilidad entre los afios
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 Estadistica - DANE).

Cargo por capacidad y Cargo por confiabilidad
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Figura 2-6. Cargo por confiabilidad

Fuente: elaboracién 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 afio
2000 a 27,9 $/kWh en el afio 2012 (promedio de 6 meses).

Las variaciones en el cargo estan dadas principalmente por las variaciones en la
demanda, pues para llegar al valor en $/kWh la totalidad del cargo recaudado se



reparte entre el total de la demanda comercial del pais. Asimismo, debe tenerse
presente que este cargo es calculado en délares, de manera que gran parte de su
comportamiento esta determinado por la dindmica de la Tasa Representativa del
Mercado (TRM). La

Figura 2-7 presenta la TRM para Colombia, entre los afios 2000 y 2012, y su
relacién con el Cargo por Confiabilidad (antes: cargo por capacidad).
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Figura 2-7. Tasa Representativa del Mercado

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

2.3 Demanda

La Figura 2-8 presenta la evolucién 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 regqulada: es la demanda de los comercializadores para atender sus clientes finales
No Regulados, mas la participacién en las pérdidas del STN en el respectivo mes.

- Demanda requlada: es la demanda de los comercializadores para atender sus clientes finales
Regulados, més la participacién en las pérdidas del STN, en el respectivo mes.

(NEON, 2012)
Figura 2-8. Demanda comercial
Fuente: elaboracién 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
periodo 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 variaciéon 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 sefialar que estos crecimientos se ven afectados por la
migracion de usuarios regulados hacia el mercado no regulado, producto de la



flexibilizaciéon en los requerimientos minimos para ello a lo largo del periodo de
analisis.

La demanda comercial internacional destacé entre los afios 2001 y principios de
2003, alcanzando su maximo de 78,58 GWh en febrero del 2012. Asimismo, entre
finales de 2008 y finales de 2009 alcanzé su segundo méximo de 60,40 GWh
(septiembre de 2009), y entre 2011 e inicios de 2012 alcanzo 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 afios 1997 y 2009.
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2008 22% 28% 1% 67% 67% 6% 0% 60% 60% 59% 58% 58% 57%
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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 afio 2008, y el 15% en el afio 2007; hecho del
que podria inferirse que la mayoria de contratos se celebra con una duracién
inferior a 2 afios. 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.



24 Oferta

La Figura 2-10 presenta la evolucién en la generacion de electricidad por fuente
en el periodo comprendido entre enero de 2000 y octubre de 2012.
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Figura 2-10. Generacion por fuente

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

La generacién 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 periodo de analisis.

Las fuentes de generacion que han suplido la mayor cantidad de la demanda de
electricidad en el periodo de anélisis son en su orden: hidraulica, gas, carbén y
menores. Otras fuentes de generacién participan en menor medida, como es el
caso del petréleo y el ACPM, los cogeneradores y las importaciones.

Desde el afio 2000 hasta el 2012, la generacion hidraulica ha tenido una tendencia
creciente compensando el crecimiento de la demanda comercial, sin embargo, se
evidencia una reduccién en la generacién hidrdulica a comienzos del afio 2010,
compensada con un incremento en la generacién térmica a gas en el mismo



periodo. Esta reduccion coincide con el fenémeno de El Nifio, que se materializa
en la disminucién pronunciada en el volumen de los embalses ocurrida durante
el afio 2010 (como se pudo observar en la Figura 2-3).

La Figura 2-11 presenta la participaciéon de cada fuente en la generaciéon de
electricidad para el afio 2000 y 2012.
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Figura 2-11. Participacién por fuente en la generacion de electricidad

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

A lo largo del periodo de analisis, la participacion de la fuente hidraulica se ha
mantenido relativamente constante; mientras que la participaciéon 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 participaciéon de 0,1% en el
ano 2000 a 5,4% en el afio 2012.

Notese que el crecimiento en la oferta (23,6% para el periodo de analisis) es
inferior al crecimiento de la demanda (49%, como se vio en la seccién 2.3),



estrechando el margen de capacidad del sistema. La evolucion de esta variable,
considerando la energia firme del sistema, se presenta en la Figura 2-12.
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Figura 2-12. Margen de capacidad
Fuente: elaboracién propia, a partir de datos disponibles en XM

El margen del sistema ha disminuido 15,8 puntos porcentuales entre los afios
2000 y 2012, el equivalente a 1,3 puntos por afio. La disminucién fue mas
dramatica entre los afios 2000 y 2009, cuando el margen disminuy6 a una tasa de
3,0 puntos porcentuales por afio. Entre los afios 2010 y 2012, por otra parte, el
margen ha permanecido relativamente estable, en promedio.



3 PRECIOS Y COMPONENTES DEL PRECIO

El capitulo 3 presenta la evoluciéon del precio de la electricidad y las
componentes que lo constituyen.

Debe tenerse presente que el analisis de precios acd presentado se remite
exclusivamente al valor identificado como CU, es decir, al costo unitario de la
electricidad en Colombia, al considerarse como el valor méas puro de dicho
servicio sin estar afectado por impuestos (como la Contribucién de Solidaridad)
o sobretasas. En este sentido, un andlisis mds amplio de los impuestos y
sobretasas que afectan el valor que el usuario final paga por la electricidad en el
pais puede encontrarse en el Informe 1 de este proyecto (Informe 1: “Anaélisis del
impacto de la regulacion y de las estructuras productiva e industrial del sector de
energia eléctrica sobre el nivel final de las tarifas y precios del servicio de energia
eléctrica en Colombia”).

3.1 Caracteristicas de los consumidores

A continuacién se presenta una descripcion general de las caracteristicas de los
consumidores. Asimismo, se expone la evoluciéon del precio final de la
electricidad por niveles de tensiéon, promediando el precio ofrecido por cada una
de las 6 empresas objeto de andlisis, tanto para los usuarios regulados como para
los no regulados.

Distribucién geografica

La participacién de cada una de las regiones geograficas en que puede dividirse
el pais 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 participaciéon de cada region se mantenga relativamente constante
a lo largo del afio.



Tabla 3-1. Demanda energia eléctrica por region

Demanda de energia eléctrica - diciembre 2012

Regién Demanda (GWh )| Participacion | % Ac. - ‘

Centro 1,261 24.9% 24.9% 4TF2*°C/° 3 1% ngg:

Costa Atlantica 1,082 21.3% 46.2% CQR X

Antioquia 710 14.0% 60.2% 4.3% Centro
Valle 535 10.6% 70.8% oY 27.0%
Oriente 521 10.3% 81.0% 11.1% £

CQR 202 4.0% 85.0%

THC 195 3.9% 88.9%

sur 143 28% | 9L.7% e,

Chocd 17 0.3% 92.0%

Guaviare 4 0.1% 92.1% Costa Atlantica
Cargas STN 402 7.9% 100.0% Antioquia 23.2%
Total 5,072 100.0% 15.2%

*Regiéon Centro: Cundinamarca y Meta. Regién Costa Atlantica: Guajira, Magdalena, Cesar,
Atlantico, Bolivar, Sucre y Coérdoba. Region Valle: Cali, Tulud y Cartago. Regién Oriente:
Santander, Norte de Santander, Boyaca, Arauca, Casanare y Ruitoque. Regiéon CQH: Caldas,
Quindio y Pereira. Regiéon TCH: Tolima, Huila y Carquetd. Regién Sur: Narifio, Cauca,
Putumayo, Bajo Putumayo y Sibundoy.

*La participacion de cada region fue calculada en funcién de la demanda comercial de energia de
los operadores de red en la regién.

* Cargas STN: Corresponden a cargas conectadas directamente al STN y no tienen asociado un
OR.

Fuente: elaboracién propia, datos disponibles en XM (2013b)
Las regiones Centro y Costa Atlantica son las 2 regiones con mayor demanda de
electricidad, con el 24.9% vy el 21.3%, respectivamente. N6tese como 5 de las 10

regiones consideradas demandan alrededor del 80% de la electricidad a nivel
nacional, siendo estas Centro, Costa Atlantica, Antioquia, Valle y Oriente.

Distribucién por nivel socioeconémico

La Figura 3-1 presenta la cantidad de wusuarios regulados por estrato
socioecondmico (izquierda) y por regién o departamento (derecha).



No. de usuarios regulados por estrato socioeconémico
Estrato 5., Estrato 6.,
280,300, 3.5% 155,735,1.9% Estrato 1.,
1,566,629,
19.6%
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667,659,8.4%

Estrato 3.,
2,102,782,
26.3%

No. de usuarios regulados por departamento
CAUCA, CALDAS,
NORTE DE 282,255,4.2% 267,316, 4.0%
SANTANDER,
314,430,4.7%

BOGOTA,D.C.,
1,811,947,

SANTANDER, 23K

549,716,8.3%

4

CUNDINAMARC
A, 647,372,
9.7%

1,028,384, 26.2%
15.5%

*Los datos corresponden al mes de noviembre del afio 2012.

Los departamentos reportados agrupan al 80% del mercado regulado a nivel nacional

Figura 3-1. Usuarios regulados
Fuente: elaboracion 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 participacion en esta composicion, seguido
por el estrato 2, con el 26.3% de los usuarios regulados. Juntos, los estratos
socioecondmicos 2 y 3 agrupan al 66.6% de la poblacion.

Asimismo, en Bogota 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
Bogota (9.7%)

La Figura 3-2 presenta el namero de usuarios regulados por departamento y por
nivel socioeconémico.



Numero de usuarios regulados
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®BOGOTA, D.C. 125,033 642,949 646,986 245,393 84,540 67,046
EANTIOQUIA 328,245 679,913 489,817 124,365 82,175 35,733
& VALLE DEL CAUCA 205,398 382,272 282,818 86,018 55,580 16,298
# CUNDINAMARCA 72,990 400,234 137,286 27,531 4,294 4,987
SANTANDER 108,858 233,035 123,785 66,875 8,564 8,599
@NORTE DE SANTANDER| 75,427 159,412 54,667 20,777 3,633 514
CAUCA 182,044 60,230 28,019 8,340 3,089 533
& CALDAS 49,925 109,417 73,325 19,035 6,489 9,125

*Los datos corresponden al mes de noviembre del afio 2012.

Los departamentos reportados agrupan al 80% del mercado regulado a nivel nacional

Figura 3-2. Usuarios regulados por departamento y nivel socioeconémico

Fuente: elaboracion propia, a partir de datos disponibles SUI

Se observa que la maxima cantidad de usuarios regulados en el estrato
socioecondmico 1 se ubica en Antioquia (alrededor de 330.000 usuarios), con
diferencias de mas del 30% con su regiéon mas cercana, el Valle del Cauca.
Asimismo, la cantidad de usuarios regulados en el estrato socioeconémico 2 es
méxima en Antioquia, no muy lejos de la cantidad de usuarios no regulados
reportada en Bogotd para el mismo nivel socioeconémico.



Distribucién por mercado y sector econdmico

La participacion de cada uno de los mercados, tanto del regulado como del no
regulado, en la demanda de electricidad a nivel nacional del afio 2012 se presenta

enla

Tabla 3-2, con su respectiva visualizacién gréfica. En esta misma tabla se observa
la participaciéon de cada uno de los sectores econdémicos en la demanda del

mercado no regulado.

Tabla 3-2. Demanda energia eléctrica por mercado y sector econémico

Mercado Demanda (GWh) | Participacion
Regulado 39,170 66%

No regulado 19,801 34%
Total 58,971 100%
Sector no regulado Demanda (GWh) | Participacion
Industrias manufactureras 8,210 41.5%
Explotacidn de minas y canteras 4,162 21.0%
Servicios sociales, comunales y personales 2,587 13.1%
Comercio, reparacion, restaurantes y hoteles 1,710 8.6%
Electricidad, gas de ciudad y agua 1,424 7.2%
Transporte, almacenamientoy comunicacion 658 3.3%
Agropecuario, silvicultura, cazay pesca 518 2.6%
Fstableumlentos.flnanueros, seguros, 499 5 5%
inmuebles y servios

Construccion 41 0.2%
Total 19,801 100.0%
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Fuente: elaboracién propia, datos disponibles en XM (2013b)

El mercado regulado represent6 el 66.4% en la demanda de electricidad a nivel
nacional del afio 2012, mientras que el mercado no regulado represent6 el
restante 33.6%.

Dentro del mercado regulado se encuentra el sector residencial y otros sectores
no adscritos al mercado no regulado; segtin informacién la Unidad de Planeaciéon
Minero Energética para 2012, el sector residencial demanda alrededor del 41% de
la electricidad del pais (Unidad de Planeacién Minero Energética (UPME, 2010),
de manera que el restante 25% puede ser atribuido a pequefios establecimientos
o empresas en el sector regulado, conectados principalmente a los niveles de
tension 1y 2.

Dentro del mercado no regulado, las industrias manufactureras tuvieron la
mayor participacién en la demanda de electricidad, representando el 41.5% de
dicho mercado; este sector estuvo seguido por el de explotaciéon 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 afio 2012 a nivel nacional.

Caracteristicas del mercado no regulado

Lo usuarios no regulados consumen un minimo 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 pais y
estd compuesto por mas de 4.000 usuarios, los cuales se conectan a la red,
principalmente, en el nivel de tension 2.

La Figura 3-3 presenta el niimero de usuarios no regulados por nivel de tension,
a septiembre de 2012.

Numero de usuarios no regulados por nivel de
tensién
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Figura 3-3. Namero de usuarios no regulados por Nivel de Tensién
(septiembre de 2012)

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

En el nivel de tension 2 se ubica el 71% de las empresas que compran electricidad
a través de contratos, y en el nivel de tension 3 el 20% de ellas. En los niveles 1y
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 tension entre los afios 2003 y 2012, el nivel de tensién 3 tiene
una participacion del 37%, seguido por el nivel de tensiéon 2 con una
participacion del 34%. En este caso, el nivel de tensién 4 pasa a tener una
participacion del 27% vy el nivel de tensién 1 llega al 2%. La Figura 3-4 presenta
esta distribucion.
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Figura 3-4. Demanda no regulada por nivel de tension (agregado 2003-2012)
Fuente: elaboracién propia, a partir de datos disponibles en XM

Mas de la mitad de los usuarios no regulados en el pais se ubica en el Distrito
capital y en los departamentos de Antioquia y Valle, como se presenta en la
Figura 3-5.
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Figura 3-5. Numero de usuarios no regulados por departamento (a septiembre
de 2012)

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

La Figura 3-6 presenta el nimero de usuarios no regulados por departamento y
por nivel de tension, a septiembre de 2012.
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Fuente: elaboracién 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 tensién 2. Asimismo, los usuarios no regulados en el
nivel de tensién 1 se ubican principalmente en los departamentos Antioquia y
Valle, asi como en el Distrito Capital. En los departamentos Atlantico y Bolivar
hay pocos usuarios no reglados conectados al nivel 3 de tension.

3.2  Componentes del precio para los usuarios regulados

A nivel nacional, esta seccién revisa la evolucién del precio para los usuarios
regulados por niveles de tensiéon. A nivel individual, este anédlisis incluye la
evolucién de las componentes que determinan el precio en cada una de las
empresas incluidas en el presente estudio. Para los usuarios no regulados, el
analisis no se enfoca en un conjunto de empresas en particular sino que se realiza
de manera agregada para todo el pais.

Si bien el alcance del proyecto es de cardcter nacional, dada la naturaleza del
sistema eléctrico colombiano y las especificidades de los mercados regionales que
lo componen, es necesario que algunos andlisis para el mercado regulado sean
realizados de manera separada, a fin de recoger las caracteristicas especiales de



cada uno de ellos. Por esta razén, se eligié una empresa representativa de cada
uno de los principales 6 departamentos del pais, como se presenta en la Tabla
3-3.

Tabla 3-3. Empresas incluidas en los analisis

Participacion en el mercado

Cundinamarca / distrito
Codensa capital / 21,9% 24,7%
Empresas Publicas de . .
i Antioquia 13,7% 12,3%
Medellin
E Municipales d
C;r:ipresas unicipales de Cali 12.7% 13.8%
Electrificadora del Caribe Atlantico y Bolivar 11,6% 15,2%
Electrificadora de
Santander 4,6% 9,5%
Santander
Empresa de Energia de
Pr 8 Risaralda 1,1% 0,8%
Pereira
Total 65,6% 76,2%

*Aunque el calculo exacto implicarfa conocer la participaciéon de cada empresa en la demanda
nacional en cada uno de los meses de analisis, la participacion en el mercado fue calculada en
funcién de la energia de fronteras (GWh) en cada uno de los departamentos (variable proxy),

durante el mes de diciembre del afio 2012.
* Téngase presente que, en la actualidad, CODENSA atiende solamente el mercado regulado

(mercado objeto de esta seccién en el analisis).

Fuente: elaboracion propia, datos disponibles en XM

Notese que estos departamentos abarcan el 65,6% de la demanda en el mercado
no regulado (incluyendo alumbrado publico), 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 participacion de cada empresa en el
mercado regulado. De esta manera, se asumié un mercado compuesto en su
totalidad por las 6 empresas sujetas del andlisis, y sus participaciones en dicho
mercado fueron calculadas proporcionalmente en funcién de este indicador. Para
aquellos periodos en los cuales no se cuenta con la informacién de una o varias
de las empresas, se asumi6 que la totalidad del mercado estuvo compuesta por
las empresas cuya informacién estuvo disponible en dicho periodo y se conservo

la proporcionalidad del indicador.



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 facturaciéon. Téngase presente que el mercado
regulado se ubica principalmente en los niveles de tension 1 y 2; sin embargo, el
analisis 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 evoluciéon del precio promedio ponderado de la
electricidad para el usuario final regulado en cada uno de los niveles de tensién,
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 Estadistica - DANE). Este valor no

incluye el margen de contribucién.
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Figura 3-7. Precio promedio nacional por nivel de tensioén para las 6 empresas
analizadas

Fuente: elaboracion propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI



El precio de la electricidad en los diferentes niveles de tensiéon se ordena de
mayor a menor valor, asi: nivel de tensién 1, nivel de tension 2, nivel de tension 3
y nivel de tension 4.

La normativa puede generar que costos asociados con una componente
especifica sean luego asociados a otra componente. Por ejemplo, la Resolucion
CREG 119 de 2007 agreg6 a la formula tarifaria la componente P (Pérdidas de
Distribucién), que antes de dicha resolucion eran sumadas en las componentes G
y T. Asimismo, agregé la componente R (Restricciones), que antes era
constituida, en su gran mayoria, por la componente O (Otros) (Comisién de
Regulacién de Energia 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 afios 2000 - 2012. Efectivamente, este precio aumenté un 29,8% para el nivel
de tensién 1, 41% para el nivel de tensién 2, 48,6% para el nivel de tensiéon 3 y
55,1% para el nivel de tension 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 tensién sigue el
mismo comportamiento y tendencia a lo largo del tiempo, si bien para el nivel de
tension 1 se presentan siempre los valores mas altos, seguido del nivel de tensiéon
2,3y4.

El analisis de la evoluciéon del precio puede separarse en dos subperiodos en
funcién del comportamiento agregado observado. La Figura 3-8 presenta la
dindmica de esta variable en estos dos periodos, a saber: 2000 - 2007 y 2008 -
2012.



Suma de los componentes por niveles de tension
2000- 2007 2008- 2012

|

M
 MAA~——————
B e ——

]

01/02/2000

01/06/2000

01/10/2000
01/02/2001
01/06/2001
01/10/2001 |
01/02/2002 |
01/06/2002
01/10/2002
01/02/2003 T
01/06/2003
01/10/2003
01/02/2004 |
01/06/2004
01/10/2004
01/02/2005
01/06/2005
01/10/2005 |
01/02/2006 |
01/06/2006 |
01/10/2006
01/01/2007
01/06/2007
01/11/2007
01/04/2008
01/09/2008
01/02/2009
01/07/2009
01/12/2009
01/05/2010
01/10/2010
01/03/2011 |
01/08/2011
01/01/2012 |
01/06/2012

Nivel 2

Nivel 3

Z
=
R
S

Nivel 1 {(promedio)

*Valores en pesos constantes de 2012
Promedio ponderado por las 6 empresas incluidas en el analisis

Figura 3-8. Precio promedio nacional 2000-2007 y 2008-2012
Fuente: elaboracién propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI

Durante el primer sub-periodo de analisis (afios 2000 - 2007), el precio de la
electricidad se mantuvo relativamente constante a lo largo del tiempo (como
indic6 el estudio adelantado por Fedesarrollo (2009)), mientras que durante el
segundo sub-periodo (afios 2000 - 2007) este precio ha experimentado varios
crecimientos. Cambios especificos, posiblemente asociados a la normatividad y
otros eventos externos como se vera a lo largo de este capitulo, pueden dar
cuenta de este fenémeno.

Detalles puntuales en los cambios en la férmula tarifaria del 2008 introdujeron
una mayor volatilidad a las series de precios (el coeficiente de dispersion
promedio de las series entre enero del afio 2000 y enero del afio 2008, inclusive,
es 4,0%, mientras que esta misma medida entre febrero del afio 2008 y octubre
del afio 2012 es 5,3%). En este sentido, segtin la formula tarifaria del 2002, las
restricciones se cargaban a través de un promedio de los ultimos 3 meses,
mientras que después de la férmula tarifaria del 2008 las restricciones se cargan a
la tarifa en el mes de su ocurrencia, incrementando la volatilidad en el precio
final.

Componente Generacion

La Figura 3-9 presenta la evolucion del valor de la componente generacién (G) en
términos reales a precios de 2012.
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Figura 3-9 Evolucién de la componente Generacion (G)

El crecimiento real de la componente G entre los afios 2000 y 2010 en Colombia
ha sido del 69,2%, reflejando una tasa de crecimiento real anual del 5,76%.

La Resolucién 119 de 2007 (Comisién de Regulaciéon de Energia y Gas - CREG,
2007b), que comienza a aplicarse desde febrero de 2008, modifica la férmula para
el calculo 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
consistia en un promedio moévil entre las compras de electricidad realizadas en
bolsa y realizadas a través de contratos dirigidos al mercado regulado. Con el
cambio aprobado en la resolucion del 2007, el cargo transferido al usuario
regulado por concepto de la componente G considera tnicamente las compras
realizadas por el comercializador en bolsa. Como resultado, se introduce una
mayor volatilidad en esta serie a partir del afio 2008, al reflejar en mayor medida
las compras en bolsa y desmontar la figura del promedio mévil.

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 generacion. La Figura 3-10
presenta la evolucién del valor de los precios en bolsa en pesos constantes de



2012, sefialando las principales normas y sucesos que pueden haber afectado su
comportamiento.

Como se presentd en la secciéon 2.2, se sefiala 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.
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Figura 3-10. Evolucién de los precios en bolsa y hechos
Fuente: elaboracién propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI
Como se vio en la seccién 2.2, el crecimiento de los precios negociados en bolsa

en términos reales entre los afios 2000 y 2012 es del 43%, lo que representa un
incremento real anual del 3,6%.

Factores asociados con condiciones climéaticas como el fenémeno de El Nifio
ocurrido en el periodo 2009-2010, los atentados terroristas ocurridos en el afio
2001, la creaciéon de los fondos FAZNI y FAER en los afios 2000 y 2002,



respectivamente, la modificacion del esquema de ofertas de precios de bolsa en el
MEM a través de las disposiciones de la Resolucién 051 de 2009, el programa de
racionamiento de gas del afio 2009 que afect6 el costo de generaciéon de las
centrales térmicas (hecho que algunos autores, como Barrera y Garcia (2010),
denominan “intervencion del mercado”), el alza en los precios internacionales
del petrdleo durante el periodo 2008-2009, la gran cantidad de regulaciones
desde el afio 2008 después de la primera subasta de obligaciones de energia en
firme e incluso la introduccion del Cargo por Confiabilidad como sustituto del
Cargo por Capacidad, pudieron dar lugar a dicho incremento en los precios de
bolsa durante el periodo 2003 - 2012.

Componente Transmision

Los cargos pagados por la demanda por concepto de transmisién son tnicos a
nivel nacional, e independientes del nivel de tension del STN en que toma la
demanda. La Figura 3-11 presenta la evoluciéon del valor de la componente
Transmision (T) en términos reales a precios de 2012, y sefiala las principales
normas y sucesos que pueden haber afectado su comportamiento.
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Figura 3-11. Evolucién de la componente Trasmision (T)

Fuente: elaboracién propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI




Si bien la componente T experimenté un salto apreciable entre 2001-2002, el
crecimiento real de esta componente entre los afios 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 afios 2000 y 2012 puede estar
afectado por la normatividad que entr6 en vigencia durante dicho periodo. En
particular, la Resolucién 103 del afio 2000 incorporé una nueva metodologia para
el célculo y aplicacién de los cargos por uso del STN, estableciendo la valoraciéon
a través de las unidades constructivas dentro de dicha metodologia (Comision de
Regulacion de Energia y Gas - CREG, 2000a); asimismo, se establecié la
asignacion del cargo al 100% de la demanda. Este hecho podria explicar el
incremento en el valor de la componente T durante el periodo 2001-2002.

Asimismo, la Resolucién CREG 011 de 2009 estableci6 la metodologia y férmulas
tarifarias para la remuneraciéon de la actividad de transmisién de energia
eléctrica en el STN, en la cual se actualiz6 la valoracién de los costos unitarios de
las unidades constructivas para la actividad de transmisién de energia eléctrica
en Colombia. De igual manera, se actualizaron las unidades constructivas
utilizadas en los niveles de tensién 1, 2, 3, 4 y conexién al STN, asi como los
costos eficientes asociados con cada una de estas unidades, y los gastos
relacionados con Administracién, Operacién y Mantenimiento (AOM) (Comisién
de Regulacion de Energia y Gas - CREG, 2009). A partir de ese entonces la
valoracion se realiza a una tasa de descuento del 11,5% (antes de impuestos).

Aunque la tasa de descuento aumenté con la nueva férmula tarifaria, la
valoracion de las unidades constructivas disminuy¢, explicando el hecho que
durante el periodo 2009-2010 no se reporte en la serie un incremento ni un
decremento.

Por la metodologia 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 seccion 2.3.

Componente Distribucion

La Figura 3-12 presenta la evolucién del valor de la componente Distribucién (D)
en términos reales a precios de 2012, para cada uno de los niveles de tensién, y



seflala las principales normas y sucesos que pueden haber afectado su
comportamiento.

Decreto 388 de 2007: Universalizacion del servicio

Regulacion CREG 058 de 2008: conformacion de las ADD
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Resolucién CREG 082 de 2002: Metodologia cargos paraSTRy
SDL en el periodo 2003 — 2008

Resolucion CREG 097 de 2008: Metodologia cargos para STRy SDL en el periodo 2008 - 2013

*Valores en pesos constantes a 2012
Promedio ponderado por las 6 empresas incluidas en el analisis

Figura 3-12. Evolucién de la componente Distribucion (D)
Fuente: elaboracién propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI

El crecimiento real de las componentes D1, D2, D3 y D4 entre los afios 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%, 44% y 2,6%,
conservando el orden. Sobresalen, por su mayor crecimiento, la componente D
en los niveles de tensién 2 y 3.

Al ser una tarifa cuya metodologia de célculo es estipulada por la Comision de
Regulaciéon de Energia y Gas, los cambios en la componente Distribuciéon se
explican, principalmente, por las modificaciones regulatorias en el
establecimiento de la férmula tarifaria, que ocurrieron en los afios 2002 y 2008
con las resoluciones 082 y 097, respectivamente.



En efecto, con la metodologia para calcular el valor de la componente D
aprobada por la resoluciéon 082 de 2002 (Comisién de Regulacion de Energia y
Gas - CREG, 2002), el valor incrementa 23,1% entre los afios 2002 y 2003, y un
22,1% entre los afios 2003 y 2004 (promedio entre niveles de tensién), registrando
los mayores incrementos de esta tarifa en el periodo de andlisis.

La metodologia propuesta en el afio 2002 estableci6 la valoracién a nuevo de las
unidades constructivas necesarias para que un operador de red preste el servicio
de distribucién, a fin de garantizar una calidad adecuada en esta funcién. Dicha
metodologia fue aplicable en dos fases llevadas a cabo entre los afios 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 distribucién durante el periodo 2002-2004.

La metodologia para calcular el valor de la componente D aprobada por la
resoluciéon 097 de 2008 para el periodo 2008-2013 (Comision de Regulacion de
Energia y Gas - CREG, 2008) es similar a la metodologia aprobada para el
periodo 2003-2008, sin embargo, es importante resaltar algunas diferencias. Con
la metodologia del afio 2008, se remunera toda la infraestructura del Operador de
Red, sin acotamientos; ademads, la valoracibn a nuevo de las unidades
constructivas disminuye de valor con respecto a 2002 (si bien en la valoracién
final los valores del afio 2002 tuvieron una participaciéon del 90%), y los activos
aumentan su vida ttil. El WACC para remunerar la inversion en los niveles de
tension 2 y 3 disminuye de 16,06% a 13,9%, y en el nivel de tensién 4 baja de
14,06% a 13%. La nueva férmula tarifaria del afio 2008 remunera o castiga la
calidad del servicio en el calculo del cargo, como se vera en la seccién 4.

Adicionalmente, esta nueva metodologia incorpora las Areas de Distribuciéon de
Energia Eléctrica (ADD) con aplicaciéon de cargos tinicos por nivel de tensiéon. Lo
anterior segun 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 Energia, 2007a), y siguiendo las directrices de la Resolucién 058 de 2008 ,
en la que se establecen las ADD vy la unificaciéon para el cliente de los cargos por
uso por parte de los OR en cada érea.

El conjunto de estas razones pudo incidir en la disminucién del valor de la
componente D entre los afios 2009 y 2010, que fue de 7,8% en promedio para
todos los niveles de tension.



Componente Comercializacion

La Figura 3-13 presenta la evolucion del valor de la componente
Comercializacion (C) en términos reales a precios de 2012, y sefiala las
principales normas y sucesos que pueden haber afectado su comportamiento.

Componente C: Comercializacién
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*Valores en pesos constantes a 2012
Promedio ponderado por las 6 empresas incluidas en el anélisis

Figura 3-13. Evolucion de la componente Comercializacién (C)
Fuente: elaboracion propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI

El crecimiento real de la componente C entre los afios 2000 y 2012 ha sido del
140,5%, retlejando una tasa de crecimiento real anual del 11,7%.

La Resolucién 119 de 2007 (Comisién de Regulaciéon de Energia y Gas - CREG,
2007b), en linea con lo expuesto por El Gobierno Nacional en el Decreto 387 de
2007 (Ministerio de Minas y Energia, 2007b), modific6 el célculo de la tarifa
aplicable para la componente C, de manera que se reconoce a partir de entonces
el costo de la energia adquirida por los comercializadores minoristas que
atienden usuarios regulados, eliminando a los usuarios no regulados del calculo
de la componente; como resultado, la componente unitaria por Comercializacion
se incrementa.

Esta misma resoluciéon 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 Reduccién 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 evolucion del valor de la componente - Otros (O) en
términos reales a precios de 2012, y sefiala las principales normas y sucesos que
pueden haber afectado su comportamiento.
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Resolucion CREG 119 de 2007: Férmula tarifariageneral de prestacion de servicio
a usuarios regulados. Desagrega lacomponente O en Pérdidas, Restriccionesy
otros valores que se contabilizarianen C

*Valores en pesos constantes a 2012

Promedio ponderado por las 6 empresas incluidas en el analisis

El valor para los meses del afio 2008 en adelante corresponde a la sumatoria de las pérdidas
promedio por nivel de tensién y las restricciones.

Figura 3-14. Evolucion de la componente Otros (O)

Fuente: elaboracion propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI

Notese que con la puesta en marcha de la Resolucion 097 del afio 2008, la
componente O desaparece de la férmula tarifaria y, en su defecto, es
reemplazada por las componentes Pérdidas (PR, en cada uno de los niveles de
tensién) y Restricciones (R). Sin embargo, para efectos de este analisis,
considérese a partir de febrero de 2008:

i=1 PR

0=22L 4R
4

El crecimiento real de la componente O entre los afios 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 analisis del precio para los usuarios regulados, la Resoluciéon
CREG 119 de 2007 agreg6 a la férmula tarifaria la componente R (Restricciones),
que antes se integraba en su mayoria a la componente O (Otros) (Comision de
Regulacion de Energia y Gas - CREG, 2007b).

De acuerdo con la Resoluciéon 063 de 2000 (Comisiéon de Regulacion de Energia y
Gas - CREG, 2000b), las restricciones pueden ser de tipo eléctrico u operativo.
Una restriccion eléctrica se refiere a una limitacion en el equipamiento del SIN, o
de las Interconexiones Internacionales, tales como limites térmicos admisibles en
la operaciéon de equipos de transporte o transformacion, limites en la operacion
del equipamiento que resulten del esquema de protecciones (locales o remotas),
limites de capacidad del equipamiento o, indisponibilidad de equipos. Por su
parte, una restriccion operativa se refiere a la exigencia del sistema eléctrico para
garantizar la seguridad en Sub-Areas o Areas Operativas, los criterios de calidad
y confiabilidad, la estabilidad de tensién, la estabilidad electromecanica, los
requerimientos de compensacion reactiva y de regulacion de frecuencia del SIN.

La Figura 3-15 presenta la evolucion del valor absoluto mensual de las
restricciones en términos reales a precios de 2012 a nivel nacional, entre los afios
2000 y 2012.
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Condiciones anormales de orden publico — elecciones 2011

*Valores en pesos constantes a 2012
Figura 3-15. Evolucién de la componente Restricciones (R)
Fuente: elaboracién 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 transmision de
electricidad a los que se vio sometido el pais durante ese entonces. Asimismo, los
altos valores registrados a finales del afio 2011 corresponden a condiciones
anormales de orden publico relativas a las elecciones de alcaldes y gobernadores
a nivel nacional (XM, 2011).

Si bien durante el periodo 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 evolucién del valor de la componente
R a nivel nacional medida en $/kWh, desde el mes de febrero de 2008 (momento
en que entr6 en vigencia la Resolucién 097 del afio 2008).



Evolucién de la componente R
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*Valores en pesos constantes a 2012
Figura 3-16. Evolucion de la componente Restricciones (R)
Fuente: elaboracién propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI

La componente Restricciones (R) muestra un crecimiento sostenido en términos
reales desde el ano 2009. El cobro por restricciones pasé de 9,07 $/kWh en el afio
2008, a 13,67 $/kWh, lo cual representa un incremento total del 50,7% que, para 5
afios de ejercicio, equivale a un crecimiento anual real del 10,1%.

La componente R estd en estrecha relacién con la componente T. De esta manera,
la sobrecarga en las redes de transmisién nacional producto de incrementos
sabitos en la demanda, atentados terroristas o la expansiéon inadecuada del
sistema de transmisién 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.
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Figura 3-17. Componentes Trasmision y Restricciones
Fuente: elaboracién propia, a partir de datos disponibles en SUI

Se observa como en algunos meses (por ejemplo, en febrero del afio 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 seria un 43,5% superior a la componente T por si sola.

Un anadlisis 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 utilizacién
de dichas redes; esta situaciéon 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 tension 1y 2, en los cuales se ubican los usuarios residenciales y la
pequefa y mediana empresa; en este sentido, sefidlese que, en Colombia, cerca
del 99% de las empresas pertenecen a esta categoria, 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 tensiéon 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
analisis considera los valores en todos los niveles de tensiéon (cargos maximos
aplicables).

La Figura 3-18 presenta la participaciéon de cada una de las componentes en el
precio final de la electricidad.

Peso de los componentes de la tarifa (promedio 2000-2012)
-por niveles de tensién-
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promedio de los valores mensuales registrados para el periodo 2000-2012

Figura 3-18. Participacion de las componentes
Fuente: elaboracion propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI

A lo largo de todos los niveles de tension, las actividades de Generacién (G) y
Distribucion (D) se constituyen en las componentes de mayor peso en el precio
final de la electricidad (salvo para el nivel de tension 4, en el cual el peso de la
distribucion se equipara con el peso de las componentes Otros (O) o Transmisiéon
(T)). Se observa que para los tres primeros niveles de tensién, las componentes G
y D representan mas del 70% del precio final.



Atendiendo a que cada empresa es particular y actda en un mercado con
caracteristicas especificas, el siguiente analisis 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 anaélisis (2000 - 2012). De esta manera, el
analisis se realizara por empresa y nivel de tension.

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
Estadistica - DANE).

Debe tenerse presente que, por su naturaleza de calculo, el valor de la
componente Transmisién (T) es el mismo para todas las comparfias a nivel
nacional en todos los niveles de tensiéon. También lo es la componente
Restricciones (R), la cual cobra sentido a partir del afio 2008, como se vera mas
adelante.

Asimismo, los valores absolutos correspondientes a las actividades de
Generacion (G), Comercializacién (C) y Otros (O) permanecen constantes a lo
largo de los diferentes niveles de tensién para una misma compafiia; solamente
el valor asociado a la actividad de la Distribucién (D) cambia de un nivel de
tension a otro. Por ello, es posible que, proporcionalmente, los valores de cada
una de las actividades involucradas en la formacién del precio de la electricidad
cambien entre un nivel de tension 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 evolucién de los precios promedios de la electricidad
para el usuario final regulado en cada uno de los niveles de tensién 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 Estadistica - DANE).
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Figura 3-19. Precio promedio por nivel de tensién - Codensa
Fuente: elaboracién propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI

Entre los afios 2000 y 2012, el crecimiento real en las tarifas de Condensa para el
usuario final en los niveles de tensién 1, 2, 3 y 4 ha sido de 24,6%, 33,42%, 39,28 %
y 44,2%, respectivamente. De manera andloga, estos indicadores reflejan
crecimientos anuales de 2,0%, 2,8%, 3,3% y 3,7% para los mismos niveles de

tension en su orden.

La Figura 3-20 presenta la evoluciéon de las componentes Generacion (G),
Comercializacion (C) y Otros (O) en el precio de electricidad de Codensa para
sus usuarios finales regulados. Los valores presentados permanecen iguales
entre niveles de tension.



Evolucion de las componentes G, Cy O
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*Valores en pesos constantes a 2012
Figura 3-20. Evolucién de las componentes G, C y O para Codensa

Fuente: elaboracion propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI
Generacion Codensa

En términos reales, el valor de generaciéon promedio para Codensa ha
aumentado 43,60% desde el 2000 hasta el 2012, pasando de 91 $/kWh a 131
$/kWh. Esta variacion equivale a un aumento promedio anual en el precio de
generacion de 3,6%.

El valor promedio de la componente G de Codensa experiment6 incrementos
entre los afios 2002 y 2004, seguido por una tendencia a la baja entre los afios
2005 y 2007; posteriormente, se registraron nuevos incrementos sostenidos entre
2008 y 2010, estabilizdndose desde entonces hasta 2012. Los principales
incrementos se presentaron entre los afios 2008 y 2009, cuando se registr6 un
aumento en el precio de generacién de 19,7%, y entre los afios 2002 y 2003, con

un aumento de 11,4%.

Comercializacion Codensa

En 2001 el costo de comercializaciéon promedio superd el costo de transmision
promedio y a partir de ese afio ha experimentado ligeros crecimientos,



estabilizandose al final del periodo. Desde el afio 2000 hasta el 2012 el
crecimiento del costo de comercializaciéon promedio ha sido de un 150,3%, es
decir una variacién anual promedio del 12,5%, debido principalmente al alto
crecimiento en la tarifa de comercializacion presentado en 2001. Desde este afio

hasta el 2012 el aumento total del costo de comercializaciéon promedio ha sido de
un 24% (2% anual).

Otros Codensa

El costo de las restricciones promedio presenté6 un incremento total de 15,2%
desde el afio 2000 hasta el afio 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 tension 1 - Codensa

La Figura 3-21 presenta la evolucion de los componentes del precio de la
electricidad para el usuario final regulado en el nivel de tensién 1 de la empresa
Codensa.
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Figura 3-21. Componentes en el Nivel de Tensién 1 - Codensa

Fuente: elaboracion propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI

Componentes del costo unitario total de Codensa - Nivel de tension 1

En el afio 2000 la componente Distribucién para el nivel de tensiéon 1 (D1),
representé un 41,4% del precio de la electricidad para el usuario final regulado
de Codensa en este nivel de tension; la componente Generacioén (G) represento el
36,3%, mientras que las componentes Otros (O), Transmision (T) vy
Comercializacion (C) representaron en conjunto un 22.3%.

Por su parte, en el ano 2012, el 73,4% del precio de la electricidad ofrecido por
Codensa para los usuarios finales regulados del nivel de tensién 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 participacion en el
precio final al usuario.

Esta comparacion revela un crecimiento de la participacion de G de 5,8 puntos
porcentuales, asi como de C de 5,6 puntos porcentuales que, en el caso particular
de la Comercializacién, significa duplicar su participaciéon en el precio para el



usuario final. Por su parte, la componente D1 disminuyé en 10,1 puntos
porcentuales su participacion, y las demds componentes permanecieron
relativamente constantes a lo largo del tiempo.

Distribuciéon Codensa - Nivel de tensiéon 1

La tarifa de distribucién para los usuarios finales regulados de Codensa en el
nivel de tensiéon 1 (D1) ha disminuido en términos reales un 6,9% desde el afio
2000 hasta el afio 2012, al pasar de 104$/kWh a 97$/kWh, lo que equivale a una
disminucién anual real de 0,6% durante el periodo de anélisis. Este valor ha
experimentado aumentos y declives en los ultimos doce afios, siendo los
principales aumentos los ocurridos entre los afios 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 tension 2 - Codensa

La Figura 3-22 presenta la evolucion de los componentes del precio de la
electricidad para el usuario final regulado en el nivel de tensién 2 de la empresa
Codensa.
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Figura 3-22. Componentes en el Nivel de Tension 2 - Codensa



Fuente: elaboracién propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI

Componentes del costo unitario total de Codensa - Nivel de tension 2

En el afio 2000, la componente Generacién (G) represent6 el 46,6% del precio de
la electricidad para el usuario final regulado de esta empresa en el nivel de
tension 2. La componente Distribucion (D2), por otra parte, representé un 24,9%;
mientras que las componentes Otros (O), Transmisién (T) y Comercializacién (C)
representaron un 12,0%, 9,7% y 6,9%, respectivamente.

Por su parte, en el afio 2012, el 70,3% del precio de la electricidad para los
usuarios finales regulados en el nivel de tensién 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 participacién en el precio final al usuario.

Esta comparacion revela un crecimiento de la participacion de la componente C
de 5,3 puntos porcentuales que, en el caso particular de la Comercializacion,
significa incrementar un 76% su participacién en el precio para el usuario final.
La participacién de las demds componentes permaneci6 relativamente constante
a lo largo del tiempo.

Distribuciéon Codensa - Nivel de tension 2

La tarifa de distribucién para los usuarios finales regulados en el nivel de tension
2 (D2) ha incrementado en términos reales 31,9% desde el afio 2000 hasta el afio
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 afios 2002 y
2003 (26,9%), y entre los afios 2003 y 2004 (24,58 %). Entre los afios 2009 y 2010 se
registro el principal decremento en este valor, correspondiente a 10,4%.

Nivel de tension 3 - Codensa

La *Valores en pesos constantes a 2012

Figura 3-23 presenta la evolucion de los componentes del precio de la
electricidad para el usuario final regulado en el nivel de tensién 3 atendido por
Codensa.
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Figura 3-23. Componentes en el Nivel de Tensién 3 - Codensa

Fuente: elaboracion propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI

Componentes del costo unitario total de Codensa - Nivel de tensioén 3

En el afio 2000, la componente Generacion (G) represento el 48,8% del precio de
la electricidad para el usuario final regulado en este nivel de tensién, mientras
que la componente Distribucién (D3) representé un 21,2%. Las componentes
Otros (O), Transmision (T) y Comercializacion (C) representaron un 12,5%, 10,2%
y 7,2%, respectivamente.

Por su parte, en el ano 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 afio, la componente
C ahora representa el 13,0%, desplazando a las componentes O y T con 10,3% y
8,2% de participacion, respectivamente.

Esta comparaciéon revela un crecimiento de la componente C de 5,7 puntos
porcentuales que, en este caso particular, significa incrementar un 79,1% su
participacién en el precio para el usuario final. La componente G también



incrementa su participaciéon 1,2 puntos porcentuales, mientras que las demas
disminuyen su aporte, en promedio, 2 puntos porcentuales.

Distribuciéon Codensa - Nivel de tensién 3

La tarifa de distribucién (D3) ha incrementado en términos reales 21,7% desde el
afno 2000 hasta el ano 2012, al pasar de 405/kWh a 49%/kWHh, lo que implica un
incremento anual real de 1,8% durante el periodo de analisis. Los principales
incrementos se registran entre los afios 2002 y 2003 (32,5%), y entre los afios 2003
y 2004 (25,8%). Entre los afios 2009 y 2010 se registr6 el principal decremento en
este valor, de 11,7%.

Nivel de tension 4 - Codensa

La *Valores en pesos constantes a 2012
Figura 3-24 presenta la evoluciéon de los componentes del precio de la
electricidad para el usuario final regulado en el nivel de tensién 4 de la empresa

Codensa.
Peso de los componentes del precio
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Figura 3-24. Componentes en el Nivel de Tensién 4 - Codensa



Fuente: elaboracién propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI

Componentes del costo unitario total de Codensa - Nivel de tension 4

En el afio 2000, la componente Generacion (G) represento el 56,8% del precio de
la electricidad en este nivel de tensiéon. La componente Otros (O) represent6é un
14,6% mientras que las componentes Transmision (T), Comercializaciéon (C) y
Distribucion en el nivel de tensién 4 (D4) representaron un 11,8%, 8,4% y 8,3%,

respectivamente.

En el afio 2012 la componente G sigue siendo la de mayor participacién, con un
56,7% (manteniendo la del afio 2000). La componente C es ahora la segunda en
participacién, con un 14,7%, desplazando a las componentes O, T y D4, que
cuentan con un 11,7%, 9,3% y 7,5% de participacion, respectivamente.

Esta comparacion revela un crecimiento de la componente C de 6,3 puntos
porcentuales que, en el caso particular de la Comercializacion, significa
incrementar un 74,6% su participacion en el precio para el usuario final. Los
demas componentes, en cambio, disminuyen su participaciéon aproximadamente
2 puntos porcentuales.

Distribucion Codensa - Nivel de tension 4

La tarifa de distribucion para los usuarios finales regulados de Codensa en el
nivel de tensiéon 4 (D4) ha incrementado en términos reales 29,5% desde el afio
2000 hasta el afio 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 afios 2002 y 2003 (34,1%), y entre los afios 2003 y 2004 (25,8%). Entre los afios
2006 y 2007 se observa el principal decremento en este valor, de 7,9%.

3.3.2 Empresas Pablicas de Medellin E.S.P.

La Figura 3-25 presenta la evolucion del precio promedio de la electricidad para
el usuario final regulado en cada uno de los niveles de tensién para la empresa
Empresas Pablicas de Medellin (EPM). Los valores se encuentran expresados en
unidades constantes tomando como referencia los precios de 2012 vy
considerando el IPC para Colombia (series de empalme publicadas por el
Departamento Administrativo Nacional de Estadistica - DANE).
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Figura 3-25. Precio promedio por nivel de tensiéon - EPM

*Valores en pesos constantes a 2012

Fuente: elaboracién propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI

Entre los afios 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
tension 1, 2, 3 y 4, respectivamente. De manera andloga, estos indicadores
reflejan crecimientos anuales de 2,8%, 3,9%, 4,7% y 5,3% para los mismos niveles

de tensién en su orden.

La Figura 3-26 presenta la evoluciéon de las componentes Generaciéon (G),
Comercializacion (C) y Otros (O) en el precio de electricidad de EPM para sus
usuarios finales regulados. Los valores presentados permanecen iguales entre
niveles de tension, y se encuentran expresados en unidades constantes tomando
como referencia los precios de 2012 y considerando el IPC para Colombia.
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Figura 3-26. Evolucién de las componentes G, C y O para EPM

Fuente: elaboracion propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI

Generacion EPM

En términos reales, el valor de generacion 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 generacién para
esta empresa de 5,7% durante el periodo de anélisis.

El valor promedio de la componente G de EPM experiment6 incrementos entre
los afios 2000 y 2004, seguido por una tendencia a la baja entre los afios 2005 y
2007; posteriormente, se registr6 un incremento sostenido entre 2008 y 2011, y
una reduccién en 2012. Los principales incrementos se presentaron entre los afios
2008 y 2009, cuando se registré un aumento en el precio de generacién de 28,89%,
y entre los afios 2002 y 2003, con un aumento de 11,64 %.

Comercializacion EPM

La variacion del costo de comercializaciéon promedio ha sido de un 287,2%, es
decir un crecimiento anual promedio del 23,9% entre 2000 y 2012. Entre los afios



2006 y 2007 el aumento del costo de comercializaciéon 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 fusion EPM-EADE, ocurrida en el afo
2007. A partir de 2009 el costo de comercializacion promedio ha sido
relativamente estable, experimentado ligeros crecimientos a 2012.

Otros EPM

El costo de las restricciones promedio presenté un decremento total de 11,7%,
desde el afio 2000 hasta el afio 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, acompafiado de una reducciéon desde
2002 hasta 2008; luego en 2009 se present6é un incremento significativo en el costo
de las restricciones promedio, que se mantuvo hasta 2012.

Nivel de tension 1 - EPM

La Figura 3-27 presenta la evolucion de los componentes del precio de la
electricidad para el usuario final regulado en el nivel de tensién 1 de la empresa
EPM.
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Figura 3-27. Componentes en el Nivel de Tensién 1 - EPM

Fuente: elaboracion propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI

Componentes del costo unitario total de EPM - Nivel de tension 1

En el afio 2000, la componente Distribucion (D1) representé un 35,8% del precio
de la electricidad para el usuario final regulado de EPM; la componente
Generacion (G) representd el 38,4%, mientras que las componentes Otros (O),
Transmision (T) y Comercializacién (C) representaron un 10,8%, 94% y 5,6%,
respectivamente.

Por su parte, en el ano 2012, el 73,5% del precio de la electricidad ofrecido por
EPM para los usuarios finales regulados del nivel de tensién 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
participacién en el precio final al usuario.

Esta comparacion entre 2000 y 2012 revela un crecimiento de la participaciéon de
G de 2,6 puntos porcentuales, asi como de C de 8,2 puntos porcentuales que, en
el caso particular de la Comercializacién, significa incrementar en 146% su



participacion en el precio para el usuario final. Por su parte, la componente O
disminuy6 4,7 puntos porcentuales su aporte al total, mientras que las demés
componentes, D1 y T, se redujeron en 3,3 y 2,7 puntos porcentuales,

respectivamente.

Distribucion EPM - Nivel de tension 1

La tarifa de distribucion para los usuarios finales regulados de EPM en el nivel
de tension 1 (D1) ha aumentado, en términos reales, un 43% desde el afio 2000
hasta el afio 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 dltimos doce afios, siendo las principales variaciones las ocurridas entre
los afios 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 tension 2 - EPM

La Figura 3-28 presenta la evolucion de los componentes del precio de la
electricidad para el usuario final regulado en el nivel de tension 2 de la empresa
EPM.
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Figura 3-28. Componentes en el Nivel de Tension 2 - EPM

Fuente: elaboracién propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI

Componentes del costo unitario total de EPM - Nivel de tensién 2

En el afio 2000, la componente Generacion (G) represent6 el 45,3% del precio de
la electricidad para el usuario final regulado de Codensa en este nivel de tensién,
y la componente Distribucién para el nivel de tensién 2 (D2) representé un
24,2%; mientras que las componentes Otros (O), Transmision (T) vy
Comercializacion (C) representaron un 12,7%, 11,1% y 6,6%, respectivamente.

Por su parte, en el afio 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
participacion en el precio final al usuario.

Esta comparacion revela un crecimiento de la participacion de la componente C
de 8,1 puntos porcentuales que significa incrementar un 122% su participacién en



el precio para el usuario final. Por otro lado, la participacion de la componente
D2 aumenté en 3,7 puntos porcentuales, mientras que la de las demas
componentes O, T y G se redujeron en 6,3, 4 y 1,6 puntos porcentuales,
respectivamente.

Distribucién EPM - Nivel de tension 2

La tarifa de distribucién para los usuarios finales regulados de este segmento
(D2) ha incrementado en términos reales 100,7% desde el afio 2000 hasta el afio
2012, al pasar de 41,6$/kWh a 83,55/ kWh, que se asocia a un incremento anual
real de 8,4%. Los principales incrementos se registran entre los afios 2003 y 2004
(42,9%), y entre los afios 2006 y 2007 (48,55%). Entre los afios 2007 y 2008 se
registro el principal decremento en este valor, correspondiente a 9,12%.

Nivel de tensiéon 3 - EPM

La Figura 3-29 presenta la evolucién de los componentes del precio de la

electricidad para el usuario final regulado en el nivel de tensién 3 de la empresa
EPM.
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Figura 3-29. Componentes en el Nivel de Tension 3 - EPM
*Valores en pesos constantes a 2012

Fuente: elaboracion propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI

Componentes del costo unitario total de EPM - Nivel de tension 3

En el afio 2000, la componente Generacion (G) represento el 51,7% del precio de
la electricidad en este nivel de tensién, y la componente Distribuciéon (D3)
represent6 un 13,6%. Las componentes Otros (O), Transmision (T) vy
Comercializacion (C) representaron un 14,5%, 12,7% y 7,5%, respectivamente.

Para el afio 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
afo, la componente C represento el 17,2%, desplazando a las componentes Oy T
que tienen ahora un 7,5% y 83% de participacion en el precio final,
respectivamente.

Esta comparacion revela un crecimiento de la componente C de 9,6 puntos
porcentuales que se asocia a un incremento del 127% de su participacién en el
precio para el usuario final. La componente D3 también incrementa su
participacion 2,4 puntos porcentuales, al contrario de las componentes O, Ty G



que disminuyen su contribuciéon en 7, 43 y 0,7 puntos porcentuales,
respectivamente.

Distribucion EPM - Nivel de tension 3

La tarifa de distribucién para los usuarios regulados de EPM en este nivel de
tension (D3) ha incrementado en términos reales en un 100,1% desde el afio 2000
hasta el ano 2012, al pasar de 20,56/kWh a 41,15/kWh, lo que representa un
incremento anual real de 8,3% durante el periodo de anélisis. Los principales
incrementos se registran entre los afios 2002 y 2003 (33,89%), y entre los afios
2003 y 2004 (64,99%). Entre los afios 2011 y 2012 se registré el principal
decremento en este valor, de 7%.

Nivel de tension 4 - EPM

La Figura 3-30 presenta la evolucion de los componentes del precio de la
electricidad para el usuario final regulado en el nivel de tension 4 de la empresa
EPM.

Peso de los componentes del precio
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Nivel de tension 4
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MO. | 218|235 128|721 889|425 768|404 233|132 172|184 193

EC |114|115|119| 119|119 | 119 | 11.8 | 42.8| 36.6 | 40.4 | 41.7 | 42.7 | 44.1
Mp4.| 119 | 12.0| 11.8| 152 | 225 | 21.4 | 20.7 | 189 | 18.1| 182 | 17.7 | 18.0 | 174
BT | 191|193 | 247|256 249|237 227|216 236 23.6 (227|223 214
HG | 780886967 108. | 108. | 102. | 99.0 | 97.2 | 98.7 | 127. | 128. | 133. | 131.

*Valores en pesos constantes a 2012

Figura 3-30. Componentes en el Nivel de Tensién 4 - EPM



Fuente: elaboracién propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI

Componentes del costo unitario total de EPM - Nivel de tension 4

En el afio 2000, la componente Generacion (G) represent6 el 54,8% del precio de
la electricidad para el usuario final regulado de EPM en este nivel de tension. Las
componentes restantes representaron: 15,4% en el caso de Otros (O), 13,4% en el

caso Transmision, 8% en el caso Comercializacién y 8,4% Distribucion.

En el afio 2012 la componente G sigue siendo la de mayor participacién, con un
56,2% (aumentando con respecto al afio 2000 en 1,4%). Ahora la componente C es
la segunda en participacién, con un 18,9%, desplazando a las componentes O, T y
D4, conun 8,3%, 9,2% y 7,5% de participacion, respectivamente.

Distribucion EPM - Nivel de tension 4

La tarifa de distribucién en el nivel de tension 4 (D4) se ha incrementado 46.5%
en términos reales desde el afo 2000 hasta el afio 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 afios 2002 y 2003 (29,01%), y entre los afios
2003 y 2004 (47,58%). Entre los afios 2006 y 2007 se registr6 el principal
decremento en este valor, de 8,62%.

3.3.3 Empresas Municipales de Cali

La Figura 3-31 presenta la evolucién de los precios promedios de la electricidad
para el usuario final regulado en cada uno de los niveles de tensién para Emcali
(Empresas Municipales de Cali). Los valores se encuentran expresados en
unidades constantes tomando como referencia los precios de 2012 vy
considerando el IPC para Colombia (series de empalme publicadas por el
Departamento Administrativo Nacional de Estadistica - DANE).
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Figura 3-31. Precio promedio por nivel de tensién - Emcali

Fuente: elaboracién propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI
Entre los afios 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

tension 1, 2, 3 y 4, respectivamente. De manera analoga, estos indicadores
reflejan crecimientos anuales de 3,1%, 4,3%, 5,1% y 5,9% para los mismos niveles

de tensién en su orden.

La Figura 3-32 presenta la evoluciéon de las componentes Generacion (G),
Comercializacion (C) y Otros (O) en el precio de electricidad de Emcali para sus

usuarios finales regulados.



Evolucion de las componentes G, Cy O
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Figura 3-32. Evolucién de las componentes G, Cy O para Emcali

Fuente: elaboracién propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI

Generacion Emcali

En términos reales, el valor de generaciéon 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

generacion para esta empresa durante la muestra de tiempo analizada.

El valor promedio de la componente G de Emcali experimenté incrementos entre
los afios 2000 y 2003, seguido por una tendencia a la baja entre los afios 2004 y
2007. Posteriormente, se registraron nuevos incrementos sostenidos entre 2008 y
2010, estabilizandose desde entonces hasta 2011. Los principales incrementos se
presentaron entre los afios 2008 y 2009, cuando se registr6 un aumento en el
precio de generacién de 25,77%, y entre los afios 2000 y 2001, con un aumento de

18,58%.




Comercializacion Emcali

Desde el afio 2000 hasta el 2011 el crecimiento del costo de comercializaciéon
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 comercializacién se
debe a los aumentos presentados entre los afios 2005 y 2006 de 140,72%, y entre
2007 y 2008 de 171,79%.

Otros Emcali

El costo de las restricciones promedio presenté un decremento total entre el afio
2000 y el afio 2011 de 12,2%, lo que representa un variacion promedio anual de -
1,1%. Esta variable experimenté un aumento entre 2000 y 2001, acompafiado de
una reduccién desde 2002 hasta 2007. Desde 2008, se han observado incrementos
en el costo de las restricciones promedio.

Nivel de tension 1 - Emcali

La Figura 3-33 presenta la evolucion de los componentes del precio de la
electricidad para el usuario final regulado en el nivel de tensién 1 de la empresa
Emcali.

Peso de los componentes del precio -

Empresas Municipales de Cali
Nivel de tensién 1
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Mo | 262 314|161 |944 | 118 6.42 | 9.50| 5.28 | 17.7 | 19.1 | 25.0 | 23.0 | 16.0
EC | 849 914|108 | 11.7 | 11.5| 11.1 | 26.8 | 8.68 | 23.6 | 29.3 | 30.1 | 31.3 | 15.2
MD1| 110. | 109. | 107. | 126. | 177.| 176.| 128.| 137.| 91.4 | 82.3 | 79.6 | 80.7 | 124.
LRy 19.1 | 193 | 24.7 | 256 | 249 | 23.7 | 226 | 21.8 | 23.6 | 23.6 | 22.8 | 22.3 | 22.8
MG | 747 | 885|949 | 112. | 110.| 106. | 99.0 | 99.3 | 114. | 143. | 150. | 124. | 105.

*Valores en pesos constantes a 2012
Figura 3-33. Componentes en el Nivel de Tensién 1 - Emcali

Fuente: elaboracién propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI



Componentes del costo unitario total de Emcali - Nivel de tension 1

En el afio 2000, la componente Distribuciéon (D1) representé un 46,2% del precio
de la electricidad para el usuario final regulado de Emcali en este nivel de
tension. La componente Generaciéon (G), por su parte, representd el 31,3%,
mientras que las componentes Otros (O), Transmisién (T) y Comercializacion (C)
representaron un 11%, 8% y 3,6%, respectivamente.

En el afio 2011, el 72,8% del precio de la electricidad ofrecido por Emcali para los
usuarios finales regulados del nivel de tensién 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 participacion en el precio final al

usuario.

Esta comparacion revela un crecimiento de la participacion de G de 12,8 puntos
porcentuales, asi como de C de 7,6 puntos porcentuales que, en el caso particular
de la Comercializacién, significa triplicar su participacion en el precio para el
usuario final. Por su parte, la componente D1 disminuy6é en 17,5 puntos
porcentuales su participacion, y las demds componentes permanecieron
relativamente constantes a lo largo del tiempo.

Distribuciéon Emcali - Nivel de tensiéon 1

La tarifa de distribucion en el nivel de tensién 1 (D1) ha disminuido en términos
reales un 26,8% desde el ano 2000 hasta el ano 2011, al pasar de 110$/kWh a
80,7$/kWh, lo que implica una disminucién anual real de 2,4%. Este valor ha
experimentado aumentos y declives en los ultimos doce afios, siendo los
principales aumentos los ocurridos entre los afios 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 tension 2 - Emcali

La Figura 3-34 presenta la evolucion de los componentes del precio de la
electricidad para el usuario final regulado en el nivel de tension 2 de la empresa
Emcali.



Peso de los componentes del precio

Empresas Municipales de Cali
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H0. |26.25(31.40|16.17| 944 |11.89| 6.42 | 9.50 | 5.28 | 17.71|19.13| 25.08 | 23.06
EC | 849|914 [10.87|11.74|1154|11.16| 26.85| 8.68 | 23.60|29.3930.15|31.36
HD2.|56.67|57.04 |56.20 | 72.61 | 126.8 | 127.8 | 87.75 | 94.46 | 63.08 | 56.93 | 54.91 | 55.63
BHT. |19.12(19.33|24.74|25.63|24.98|23.70|22.67|21.8123.68|23.67|22.84|22.37
HG |7471|885994.99|112.1|110.4|106.1|99.06|99.31 | 114.0|143.3|150.4 | 124.4

*Valores en pesos constantes a 2012
Figura 3-34. Componentes en el Nivel de Tension 2 - Emcali

Fuente: elaboracion propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI

Componentes del costo unitario total de Emcali - Nivel de tension 2

En el afio 2000, la componente Generacion (G) represento el 40,3% del precio de
la electricidad para el usuario final regulado de Emcali en este nivel de tension, y
la componente Distribucion para el nivel de tensién 2 (D2) represent6 un 30,6%;
las componentes Otros (O), Transmision (T) y Comercializaciéon (C)
representaron un 14,2%, 10,3% y 4,6%, respectivamente.

Por su parte, en el ano 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%. EI 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 participacion.

Esta comparacion revela un crecimiento de la participacion de la componente C
de 7,6 puntos porcentuales que significa incrementar un 166% su participacién en
el precio para el usuario final. La participaciéon de la componente G aumento 8,1



puntos porcentuales, mientras que las componentes D2, O y T se redujeron en
8,9, 5,2, y 1,6 puntos porcentuales, respectivamente.

Distribucion Emcali - Nivel de tension 2

La tarifa de distribucion para los usuarios finales regulados de Emcali en el nivel
de tension 2 (D2) se ha reducido en términos reales 1,8% desde el afio 2000 hasta
el ano 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 afios 2002 y 2003 (29,21%), y entre los afios 2003 y 2004 (74,68%). Entre los
afios 2007 y 2008 se registro el principal decremento en este valor, de 33,22%.

Nivel de tension 3 - Emcali

La Figura 3-35 presenta la evolucion de los componentes del precio de la
electricidad para el usuario final regulado en el nivel de tensién 3 de la empresa

Emcali.
Peso de los componentes del precio
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MO0. (26.25(31.40(16.17| 9.44 | 11.89| 6.42 | 950 | 5.28 | 17.71| 19.13| 25.08 | 23.06
EC | 849 | 9.14 [10.87|11.74| 11.54 | 11.16 | 26.85| 8.68 | 23.60|29.39| 30.15| 31.36
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*Valores en pesos constantes a 2012
Figura 3-35. Componentes en el Nivel de Tension 3 - Emcali

Fuente: elaboracién propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI



Componentes del costo unitario total de Emcali - Nivel de tension 3

En el afio 2000, la componente Generacion (G) represent6 el 45,3% del precio de
la electricidad para el usuario final regulado de Emcali en este nivel de tension y
la componente Distribuciéon (D3) represent6é un 22%; las componentes Otros (O),
Transmisién (T) y Comercializacién representaron un 159%, 5,2% y 11,6%,
respectivamente.

Por su parte, en el afio 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 afio, la componente C representa el 13,3%,
desplazando a las componentes O y T con 9,8% y 9,5% de participacion,
respectivamente.

Esta comparacion revela un crecimiento de la componente C de 8,2 puntos
porcentuales que significa incrementar un 158% su participacion en el precio
para el usuario final. La componente G también incrementa su participaciéon 7,5
puntos porcentuales, mientras que las componentes D3, O y T disminuyen su
participacién en un 7,4, 6,1 y 2,1 puntos porcentuales respectivamente.

Distribuciéon Emcali - Nivel de tensiéon 3

La tarifa de distribucion (D3) ha disminuido en términos reales 5,4% desde el afio
2000 hasta el ano 2011, al pasar de 36,26$/kWh a 34,31$/kWHh, lo que significa un
incremento anual real de 0,5%. Las principales variaciones se registraron entre
los afios 2002 y 2003 (32,31%), y entre los afios 2003 y 2004 (17,49%). Entre los
afios 2007 y 2008 se registro el principal decremento en este valor, de 20,52%.

Nivel de tension 4 - Emcali

La Figura 3-36 presenta la evoluciéon de los componentes del precio de la
electricidad para el usuario final regulado en el nivel de tensién 4 de la empresa
Emcali.



Peso de los componentes del precio
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HC | 849 | 9.14 |10.87|11.74|11.54|11.16 | 26.85| 8.68 |23.60|29.39| 30.15| 31.36
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*Valores en pesos constantes a 2012
Figura 3-36. Componentes en el Nivel de Tensién 4 - Emcali

Fuente: elaboracion propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI

Componentes del costo unitario total de Emcali - Nivel de tension 4

En el afio 2000, la componente Generacion (G) represento el 51,9% del precio de
la electricidad para el usuario final regulado de Emcali en este nivel de tension, y
la componente Otros represent6 un 18,2%; las componentes Transmisién (T),
Comercializacion (C) y Distribucion en el nivel de tension 4 (D4) representaron
un 13,3%, 5,9% y 10,6%, respectivamente.

En el afio 2011 la componente G sigue siendo la de mayor participaciéon en el
precio de la electricidad analizado en este apartado, con un 56,8% (aumentando
la participacién con respecto al afio 2000); la componente C ahora es la segunda
en participacion, con un 14,3%, desplazando a las componentes O, T y D4, ahora
conun 10,5%, 10,2% y 8,2% de participacion, respectivamente.

Esta comparaciéon revela un crecimiento de la componente C de 8,4 puntos
porcentuales que equivale a incrementar un 142% su participacion en el precio
para el usuario final. La componente G aumenté su participaciéon en 4,8 puntos



porcentuales, en cambio, las componentes O, T y D4 disminuyen su participacion
en?7,7,3,1y 2,4 puntos porcentuales respectivamente.

Distribuciéon Emcali - Nivel de tension 4

La tarifa de distribucién (D4) ha incrementado en términos reales 17,9% desde el
ano 2000 hasta el afio 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 afios 2002 y 2003 (30,12%), y entre los afios 2003 y 2004
(14,31%). Entre los afios 2006 y 2007 se registr6 el principal decremento en este
valor, de 8,21%.

3.3.4 Electrificadora del Caribe

La Figura 3-37 presenta la evolucién de los precios promedio de la electricidad
para el usuario final regulado en cada uno de los niveles de tensién para la
empresa Electrificadora del Caribe. Los valores se encuentran expresados en
unidades constantes tomando como referencia los precios de 2012 vy
considerando el IPC para Colombia (series de empalme publicadas por el
Departamento Administrativo Nacional de Estadistica - DANE).
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Figura 3-37. Precio promedio por nivel de tensién - Electrificadora del Carible

Fuente: elaboracién propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI



Entre los afios 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 tension 1, 2, 3 y 4, respectivamente. De manera andloga, estos
indicadores reflejan crecimientos anuales de 2,3%, 3,1%, 3,6% y 4,1% para los
mismos niveles de tensién en su orden.

La Figura 3-38 presenta la evoluciéon de las componentes Generacion (G),
Comercializacion (C) y Otros (O) para los usuarios finales regulados de
Electrificadora del Caribe.

Evolucion de las componentes G, Cy O
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*Valores en pesos constantes a 2012

Figura 3-38. Evolucion de las componentes G, C y O para Electrificadora del
Caribe

Fuente: elaboracién propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI

Generacion Electrificadora del Caribe

En términos reales, el valor de generacion 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 experiment6
incrementos entre los afios 2000 y 2003, seguido por una tendencia a la baja entre
los afios 2004 y 2006; posteriormente, se registraron nuevos incrementos
sostenidos entre 2007 y 2009. Los principales incrementos se presentaron entre
los afios 2007 y 2009, cuando se registr6 un aumento en el precio de generacién
de 20%, y entre los afios 2000 y 2003, con un aumento de 46,43%.

Comercializacion Electrificadora del Caribe

Desde el ano 2000 hasta el 2009 el crecimiento del costo de comercializacién
promedio ha sido de un 65,7%, es decir un crecimiento anual promedio del 7,3%.
El mayor crecimiento de la tarifa de comercializacién se present6 entre 2007 y
2008 y fue de 38,73%; el madximo decremento en la tarifa de comercializaciéon
promedio se present6 entre 2002 y 2003 (9,72%).

Otros Electrificadora del Caribe

El costo de las restricciones promedio presentd un decrecimiento total entre 2000
y 2009 de 46,8%, lo que representa una variacién 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 presentd un
incremento significativo en el valor de esta variable.

Nivel de tension 1 - Electrificadora del Caribe

La Figura 3-39 presenta la evolucion de los componentes del precio de la
electricidad para el usuario final regulado en el nivel de tension 1 de la empresa
Electrificadora del Caribe.



Peso de los componentes del precio -

Electrificadora del Caribe
Nivel de tension 1

350.00
300.00
250.00
200.00
150.00
100.00
50.00
0.00
2000 2001 2002 2003 2004 2005 2006 2007 2008 2009
H0 | 3345 | 3010 | 17.97 | 10.22 | 1217 5.17 9.05 5.20 19.99 | 17.81
BC | 2474 | 2567 | 25.70 | 23.20 | 22.81 | 25.14 | 27.10 | 26.77 | 37.14 | 41.00
kD1| 87.24 | 86.92 | 89.27 | 106.31 | 107.67 | 108.50 | 111.12 | 115.36 | 109.59 | 112.43
BT | 1912 | 1933 | 24.74 | 25.63 | 2498 | 23.70 | 22.76 | 21.81 | 24.02 | 23.67
HG | 7887 | 95.49 | 106.99 | 115.49 | 114.35 | 109.67 | 104.42 | 104.56 | 110.40 | 126.42

*Valores en pesos constantes a 2012
Figura 3-39. Componentes en el Nivel de Tensién 1 - Electrificadora del Caribe

Fuente: elaboracion propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI

Componentes del costo unitario total de Electrificadora del Caribe - Nivel de
tension 1

En el afio 2000, la componente Distribuciéon (D1) para el nivel de tensiéon 1
representé un 35,8% del precio de la electricidad para el usuario final regulado
de Electrificadora del Caribe; la componente Generacion (G) represent6 el 32,4%,
mientras que las componentes Otros (O), Transmision (T) y Comercializacion (C)
representaron un 13,7%, 7,9% y 10,2%, respectivamente.

En el afio 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 tension
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 participacion.

Esta comparacion revela un crecimiento de la participacion de G de 6,9 puntos
porcentuales, valor similar a la participaciéon perdida por la componente O (8,2



puntos). C incrementa 2,6 puntos porcentuales en total y las demas componentes
permanecieron relativamente constantes a lo largo del tiempo.

Distribucion Electrificadora del Caribe - Nivel de tension 1

La tarifa de distribucién (D1) ha aumentado en términos reales un 28,9% desde el
ano 2000 hasta el afio 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 analisis. El
principal aumento en esta componente fue el ocurrido entre los afios 2002 y 2003
(19,09%); sin embargo, a partir del 2003 las variaciones han sido bajas.

Nivel de tension 2 - Electrificadora del Caribe

La Figura 3-40 presenta la evolucion de los componentes del precio de la
electricidad para el usuario final regulado en el nivel de tensién 2 de la empresa
Electrificadora del Caribe.

Peso de los componentes del precio

Electrificadora del Caribe
Nivel de tension 2

350.00
300.00
250.00
200.00
150.00
100.00
50.00
0.00
2000 2001 2002 2003 2004 2005 2006 2007 2008 2009
0. | 3345 | 30.10 | 17.97 | 10.22 | 1217 5.17 9.05 5.20 19.99 | 17.81
BC | 2474 | 2567 | 25.70 | 23.20 | 22.81 | 25.14 | 27.10 | 26.77 | 37.14 | 41.00
MDp2.| 5041 | 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 | 2498 | 23.70 | 22.76 | 21.81 | 24.02 | 23.67
HG | 7887 | 9549 | 106.99 | 115.49 | 114.35 | 109.67 | 104.42 | 104.56 | 110.40 | 126.42

*Valores en pesos constantes a 2012
Figura 3-40. Componentes en el Nivel de Tension 2 - Electrificadora del Caribe

Fuente: elaboracion propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI



Componentes del costo unitario total de Electrificadora del Caribe - Nivel de
tension 2

En el afio 2000, la componente Generacién (G) represent6 el 38,2% del precio de
la electricidad en este nivel de tensién y la componente Distribuciéon (D2)
representd6 un 24,4%. Las componentes Otros (O), Transmision (T) y
Comercializacion (C) representaron un 16,2%, 9,3% y 12%, respectivamente.

Por su parte, en el afio 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 participacion en el precio final al usuario.

Esta comparacion revela un crecimiento de la participaciéon de las componentes
G, D2y Cde53%,3,7% y 2,1% puntos porcentuales, respectivamente, mientras
que las componentes O y T reducen su participacién en 10,1% y 1,1% puntos
porcentuales, respectivamente.

Distribucion Electrificadora del Caribe - Nivel de tension 2

La tarifa de distribucion (D2) se ha incrementado en términos reales 62% desde el
ano 2000 hasta el ano 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 afios 2002 y 2003 (22,51%), y entre los afios 2008 y 2009
(11,25%). Entre los afios 2006 y 2007 se registr6 el principal decremento en este
valor, de 2,02%.

Nivel de tension 3 - Electrificadora del Caribe

La Figura 3-41 presenta la evolucion de los componentes del precio de la
electricidad para el usuario final regulado en el nivel de tensién 3 de la empresa
Electrificadora del Caribe.



Peso de los componentes del precio

Electrificadora del Caribe
Nivel de tension 3

300.00
250.00
200.00
150.00 -
100.00 -
50.00 A
0.00 A
2000 | 2001 2002 2003 2004 2005 2006 2007 2008 2009
Mo. | 3345 | 30.10 | 17.97 | 10.22 | 12.17 5.17 9.05 5.20 19.99 | 17.81
BC | 2474 | 2567 | 25.70 | 23.20 | 22.81 | 25.14 | 27.10 | 26.77 | 37.14 | 41.00
kD3.| 2548 | 25.64 | 26.27 | 41.48 | 55.83 | 54.60 | 57.29 | 54.24 | 59.29 | 57.72
HT 19.12 | 19.33 | 24.74 | 25.63 | 2498 | 23.70 | 22.76 | 21.81 | 24.02 | 23.67
HG | 78.87 | 95.49 | 106.99 | 115.49 | 114.35 | 109.67 | 104.42 | 104.56 | 110.40 | 126.42

*Valores en pesos constantes a 2012
Figura 3-41. Componentes en el Nivel de Tensién 3 - Electrificadora del Caribe

Fuente: elaboracion propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI

Componentes del costo unitario total de Electrificadora del Caribe - Nivel de
tension 3

En el afio 2000, la componente Generacion (G) represent6 el 43,4% del precio de
la electricidad para el usuario final regulado de Electrificadora del Caribe en este
nivel de tensién, y la componente Distribucién para el nivel de tension 3 (D3)
representd6 un 14%; las componentes Otros (O), Transmision (T) vy
Comercializacion (C) representaron un 18,4%, 10,5% y 13,6%, respectivamente.

Por su parte, en el afio 2009, el 47,4% del precio de la electricidad se debe a la
componente G; la componente D3 representa el 21,6%. Para este afio, la
componente C ahora representa el 15,4%, desplazando a las componentes O y T
con 6,7% y 8,9% de participacion en el precio final al usuario del nivel de tension
3, respectivamente.

Esta comparacion revela un crecimiento de la participaciéon de las componentes
D3, Gy Cde76,4,0y 1,8 puntos porcentuales, mientras que las componentes O
y T reducen su participacién en 11,7 y 1,6 puntos, respectivamente.



Distribucidon Electrificadora del Caribe - Nivel de tension 3

La tarifa de distribuciéon (D3) se ha incrementado en términos reales 126,6%
desde el ano 2000 hasta el afio 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 anaélisis.
Los principales incrementos se registran entre los afios 2002 y 2003 (57,91%), y
entre los afios 2003 y 2004 (34,61%). Entre los afios 2006 y 2007 se registr6 el

principal decremento en este valor, de 5,32%.

Nivel de tension 4 - Electrificadora del Caribe

La Figura 3-42 presenta la evolucion de los componentes del precio de la
electricidad para el usuario final regulado en el nivel de tension 4 de la empresa

Electrificadora del Caribe.

Peso de los componentes del precio
Electrificadora del Caribe
Nivel de tension 4
250.00
200.00
150.00 -
100.00 -
50.00 -
0.00 -
2000 | 2001 | 2002 | 2003 | 2004 | 2005 | 2006 | 2007 | 2008 | 2009
HO. | 3345 | 30.10 | 17.97 | 10.22 | 12.17 | 517 | 9.05 | 5.0 | 19.99 | 17.81
BC | 2474 | 2567 | 25.70 | 23.20 | 22.81 | 25.14 | 27.10 | 26.77 | 37.14 | 41.00
D4.| 1330 | 13.39 | 15.30 | 21.81 | 24.77 | 2421 | 23.27 | 21.67 | 20.70 | 19.73
BT | 1912 | 1933 | 24.74 | 25.63 | 24.98 | 23.70 | 22.76 | 21.81 | 24.02 | 23.67
HG | 7887 | 95.49 | 106.99 | 115.49 | 114.35 | 109.67 | 104.42 | 104.56 | 110.40 | 126.42

*Valores en pesos constantes a 2012

Figura 3-42. Componentes en el Nivel de Tensién 4 - Electrificadora del Caribe

Fuente: elaboracién propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI




Componentes del costo unitario total de Electrificadora del Caribe - Nivel de
tension 4

En el afio 2000, la componente Generacién (G) represent6 el 46,5% del precio de
la electricidad para el usuario final regulado de Electrificadora del Caribe en este
nivel de tensién, y la componente Otros representé un 19,7%; las componentes
Transmision (T), Comercializacion (C) y Distribucién en el nivel de tension 4
(D4) representaron un 11,3%, 14,6% y 7,8 %, respectivamente.

En el afio 2009 la componente G sigue siendo la de mayor participacién, con un
55,3% (incrementando su valor con respecto al afio 2000); sin embargo la
componente la C ahora es la segunda en participaciéon, con un 17,9%,
desplazando a las componentes O, T y D4, ahora con un 7,8%, 10,4% y 8,6% de
participacion, respectivamente.

Esta comparacion revela un crecimiento de la participaciéon de las componentes
G, Cy D4 de 8,8, 3,3 y 0,8 puntos porcentuales, mientras que las componentes O
y T reducen su participacién en 11,9 y 0,9 puntos, respectivamente.

Distribucion Electrificadora del Caribe - Nivel de tension 4

La tarifa de distribucién para los usuarios finales regulados de Electrificadora del
Caribe en el nivel de tension 4 (D4) ha incrementado en términos reales 48,3%
desde el afno 2000 hasta el afio 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 analisis. El
principal incremento se registra entre los afios 2002 y 2003 (42,62%). Entre los
afios 2006 y 2007 se registro el principal decremento en este valor, de 6,87%.

3.3.5 Electrificadora de Santander
La Figura 3-43 presenta la evolucién de los precios promedios de la electricidad
para el usuario final regulado en cada uno de los niveles de tension para la
empresa Electrificadora de Santander. Los valores se encuentran expresados en
unidades constantes tomando como referencia los precios de 2012 vy
considerando el IPC para Colombia.
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*Valores en pesos constantes a 2012

Figura 3-43. Precio promedio por nivel de tensién - Electrificadora de
Santander

Fuente: elaboracién propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI

Entre los afios 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 tensién 1, 2, 3 y 4, respectivamente. De manera analoga, estos
indicadores reflejan crecimientos anuales de 2,2%, 2,9%, 3,4% y 3,8% para los

mismos niveles de tension en su orden.

La Figura 3-44 presenta la evoluciéon de las componentes Generaciéon (G),
Comercializacion (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 tensién, y se encuentran expresados en

pesos constantes de 2012.



Evolucion de las componentes G, Cy O

Electrificadora de Santander
220

200
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0 -
2000 | 2001 | 2002 | 2003 | 2004 | 2005 2006 | 2007 | 2008 | 2009 | 2010

MO| 24,34 | 32,14 | 15,53 | 9,24 | 11,77 | 5,74 9,39 5,/6 18,78 | 18,19 | 20,34
MC| 3296 | 33,77 | 3423 | 3476 3184 | 3343 | 32,13 | 31,05 40,81 | 41,77 | 39,51
MG| 80,18 | 87,70 | 96,67 | 111,42 | 116,00 | 108,66 | 102,78 | 100,85 | 103,48 | 126,35 | 142,73

*Valores en pesos constantes a 2012

Figura 3-44. Evolucién de las componentes G, C y O para Electrificadora de
Santander

Fuente: elaboracion propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI

Generacion Electrificadora de Santander

En términos reales, el valor de generacion 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 variaciéon promedio anual
en el precio de generacion para esta empresa de 7,8%.

El valor promedio de esta componente experiment6 incrementos entre los afios
2002 y 2004, seguido por una tendencia a la baja entre los afios 2005 y 2007;
posteriormente, se registraron nuevos incrementos sostenidos entre 2008 y 2010.
Los principales incrementos se presentaron entre los afios 2008 y 2009, cuando se
registré un aumento en el precio de generacién de 22,11%, y entre los afios 2002 y
2003, con un aumento de 15,26 %.



Nivel de tension 1 - Electrificadora de Santander

La Figura 3-45 presenta la evoluciéon de los componentes del precio de la
electricidad para el usuario final regulado en el nivel de tensién 1 de la empresa
Electrificadora de Santander.

Peso de los componentes del precio -

Electrificadora de Santander
Nivel de tension 1

400,00

350,00

300,00

250,00

200,00

150,00

100,00

50,00

0,00

2000 | 2001 | 2002 | 2003 | 2004 | 2005 @ 2006 | 2007 | 2008 | 2009
MO | 24,34 | 32,14 15,53. 9,24 | 11,77 | 5,74 | 9,39 | 5,76 | 18,78 | 18,19 | 20,34
MC | 3296 | 33,77 | 34,23 | 3476 | 31,84 | 33,43 | 32,13 | 31,05 | 40,81 | 41,77 | 39,51
D1 141,46 140,94 137,45.158,58 177,26 | 175,35/ 171,15 161,85 | 126,51 | 121,81 118,06
MT | 1912 | 19,33 | 24,74 25,63 | 24,98 | 23,70 | 22,76 | 21,81 | 23,89 | 23,67 | 22,61
G | 80,18 87,70 | 96,67 j111,42 116,00 | 108,66 1 102,78 | 100,85 | 103,48 | 126,35 | 142,73

*Valores en pesos constantes a 2012

Figura 3-45. Componentes en el Nivel de Tensién 1 - Electrificadora de
Santander

Fuente: elaboracion propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI

Componentes del costo unitario total de Electrificadora de Santander - Nivel
de tensién 1

En el afio 2000, la componente Distribuciéon para el nivel de tensiéon 1 (D1)
representd un 47,5% del precio de la electricidad para el usuario final regulado
de Electrificadora de Santander y la componente Generacion (G) represento el
26,9%, mientras que las componentes Otros (O), Transmision (T) vy
Comercializacion (C) representaron un 8,2%, 6,4% y 11,1%, respectivamente.



Por su parte, en el afio 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 59% y a la componente T, con un 6,6% de participacion en el
precio final al usuario.

Esta comparacion revela un crecimiento de la participacion de G de 14,7 puntos
porcentuales. Por su parte, la componente D1 disminuyé en 13,1 puntos
porcentuales su participacién, y las demds componentes permanecieron
relativamente constantes a lo largo del tiempo.

Distribucion Electrificadora de Santander - Nivel de tensiéon 1

La tarifa de distribuciéon (D1) ha disminuido en términos reales un 16,5% desde
el ano 2000 hasta el ano 2010, al pasar de 141,465/ kWh a 118,06$/kWh, lo que
representa una disminucién anual real de 1,7%. Este valor ha experimentado
aumentos y declives en los altimos doce afios, siendo las principales variaciones
las ocurridas entre los afios 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 tension 2 - Electrificadora de Santander

La Figura 3-46 presenta la evolucion de los componentes del precio de la
electricidad para el usuario final regulado en el nivel de tension 2 de la empresa
Electrificadora de Santander.



Peso de los componentes del precio

Electrificadora de Santander
Nivel de tension 2

400,00
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150,00
100,00

50,00

0,00

2000 2001 2002 2003 | 2004 | 2005 @ 2006 & 2007 @ 2008 | 2009 | 2010
0. | 2434 | 3214 | 1553 | 924 | 11,77 | 574 939 576 1878 | 1819 | 20,34
MC. | 3296 | 3377 | 3423 | 3476 | 31,84 | 33,43 32,13 31,05 40,81 | 41,77 | 39,51
MD2.| 69,15 | 69,60 | 68,57 | 91,78 | 126,55 126,41 123,62 117,28 115,52 |113,92 |110,41
ET. | 19,12 | 19,33 | 24,74 | 2563 | 24,98 | 23,70 22,76 21,81 23,89 | 23,67 | 22,61
HG. | 80,18 | 87,70 | 96,67 | 111,42 | 116,00 | 108,66 102,78 100,85 103,48 |126,35 142,73

*Valores en pesos constantes a 2012

Figura 3-46. Componentes en el Nivel de Tensién 2 - Electrificadora de
Santander

Fuente: elaboracién propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI

Componentes del costo unitario total de Electrificadora de Santander- Nivel de
tension 2

En el afio 2000, la componente Generacion (G) represent6 el 35,5% del precio de
la electricidad para el usuario final regulado de Electrificadora de Santander en
este nivel de tension, y la componente Distribucion (D2) represent6 un 30,6%; las
componentes Otros (O), Transmisioén (T) y Comercializacién (C) representaron
un 10,8%, 8,5% y 14,6%, respectivamente.

Por su parte, en el afio 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 participacion en el precio final al usuario en este
nivel de tension.



Esta comparacion revela un crecimiento de la participaciéon de las componentes
Gy D2de7 0y 2,3 puntos porcentuales, y un decrecimiento en la participacion
de las componentes O, C y T de 47, 28 y 1,7 puntos porcentuales,
respectivamente.

Distribucion Electrificadora de Santander- Nivel de tension 2

La tarifa de distribucion (D2) se ha incrementado en términos reales 59,7% desde
el ano 2000 hasta el afio 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 anélisis. Los
principales incrementos se registraron entre los afios 2002 y 2003 (33,86%), y
entre los afios 2003 y 2004 (37,88%). Entre los afios 2006 y 2007 se registré el
principal decremento en este valor, correspondiente a 5,13%.

Nivel de tension 3 - Electrificadora de Santander

La Figura 3-47 presenta la evoluciéon de los componentes del precio de la
electricidad para el usuario final regulado en el nivel de tensién 3 de la empresa
Electrificadora de Santander.

Peso de los componentes del precio

Electrificadora de Santander
Nivel de tension 3

300,00

250,00

200,00

150,00

100,00

50,00

0,00

2000 | 2001 | 2002 | 2003 = 2004 2005 2006 2007 | 2008 | 2009 2010
0. | 2434 3214 | 1553 | 9,24 11,77 574 9,39 576 | 1878 1819 20,34

EC. | 3296 | 33,77 | 3423 | 3476 | 31,84 33,43 32,13 31,05 | 40,81 | 41,77 | 39,51
MD3.| 37,66 | 37,90 | 37,35 | 46,74 51,74 50,02 49,03 § 46,09 | 4493 44,54 | 42,65
ET. | 1912 | 19,33 | 24,74 | 25,63 | 24,98 | 23,70 22,76 21,81 | 23,89 | 23,67 | 22,61
MG. | 80,18 | 87,70 | 96,67 | 111,42 116,00 108,66 102,78 100,85|103,48 126,35 142,73

*Valores en pesos constantes a 2012

Figura 3-47. Componentes en el Nivel de Tensién 3 - Electrificadora de
Santander



Fuente: elaboracién propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI

Componentes del costo unitario total de Electrificadora de Santander - Nivel
de tension 3

En el afio 2000, la componente Generacién (G) represent6 el 41,3% del precio de
la electricidad para el usuario final regulado en este nivel de tensién. La
componente Distribucién para el nivel de tensiéon 3 (D3) represent6 un 19,4%,
mientras que las componentes Otros (O), Transmision (T) y Comercializacion (C)
representaron un 12,5%, 9,8 % y 17%, respectivamente.

Por su parte, en el afio 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 afio, la componente C ahora representa el 14,8%, desplazando a las
componentes O y T que cuentan con 7,6% y 8,4% de participacion en el precio
final al usuario del nivel de tensién 3, respectivamente.

Esta comparacion revela un crecimiento del aporte de la componente G de 12
puntos porcentuales, y un decrecimiento en la participacion de las componentes
O,D3,CyTde4,9, 3,5 2,2y 1,4 puntos porcentuales, respectivamente.

Distribucion Electrificadora de Santander - Nivel de tension 3

La tarifa de distribucién (D3) ha incrementado en términos reales 13,2% desde el
ano 2000 hasta el ano 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 afios 2002 y 2003 (25,14%), y entre los afios 2003 y 2004
(10,7%). Entre los afios 2006 y 2007 se registr6 el principal decremento en este
valor, correspondiente a 6%.

Nivel de tension 4 - Electrificadora de Santander

La Figura 3-48 presenta la evolucion de los componentes del precio de la
electricidad para el usuario final regulado en el nivel de tension 4 de la empresa
Electrificadora de Santander.



Peso de los componentes del precio
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*Valores en pesos constantes a 2012

Figura 3-48. Componentes en el Nivel de Tensién 4 - Electrificadora de
Santander

Fuente: elaboracion propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI

Componentes del costo unitario total de Electrificadora de Santander - Nivel
de tensién 4

En el afio 2000, la componente Generacion (G) represent6 el 46% del precio de la
electricidad para el usuario final regulado de Electrificadora de Santander en este
nivel de tension, y la componente Otros (O) representé un 14%; las componentes
Transmision (T), Comercializacion (C) y Distribucién en el nivel de tension 4
(D4) representaron un 11%, 18,9% y 10,2%, respectivamente.

En el afio 2012 la componente G sigue siendo la de mayor participacién en el
precio de la electricidad ofrecido por Electrificadora de Santander para los
usuarios finales regulados del nivel de tensién 4, con un 58,9% (aumentando la
participacion del afio 2000); sin embargo la componente C ahora es la segunda en
participacion, con un 16,3%, desplazando a las componentes O, T y D4, ahora con
un 8,4%, 9,3% y 7% de participacion, respectivamente.



Esta comparacion revela un crecimiento de la participaciéon de la componente G
de 13,0 puntos porcentuales, y un decrecimiento en la participaciéon de las
componentes O, D4, Cy T de 5,6, 3,2, 2,6 y 1,6 puntos, respectivamente.

Distribucion Electrificadora de Santander - Nivel de tension 4

La tarifa de distribucion (D4) se ha reducido en términos reales 4,4% desde el afio
2000 hasta el afio 2010, al pasar de 17,75$/kWh a 16,97$/kWh, lo que significa un
incremento anual real de 0,4% durante los afios analizados. Los principales
incrementos se registraron entre los afios 2002 y 2003 (21,16%), y entre los afios
2003 y 2004 (5,55%). Entre los afios 2006 y 2007 se registr6 el principal
decremento en este valor, de 7,9%.

3.3.6 Empresa de Energia de Pereira

La Figura 3-49 presenta la evolucién de los precios promedios de la electricidad
para el usuario final regulado en cada uno de los niveles de tensién para la
Empresa de Energia de Pereira. Los valores se encuentran expresados en
unidades constantes tomando como referencia los precios de 2012 vy
considerando el IPC para Colombia.
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Figura 3-49. Precio promedio por nivel de tensién - Empresa de Energia de
Pereira

Fuente: elaboracién propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI

Entre los afios 2000 y 2011, el crecimiento real en las tarifas de Empresa de
Energia de Pereira para el usuario final ha sido de 21,8%, 30,16%, 35,92% y
40,87% en los niveles de tensiéon 1, 2, 3 y 4, respectivamente. De manera anéloga,
estos indicadores reflejan crecimientos anuales de 2%, 2,7%, 3,3% y 3,7% para los

mismos niveles de tension en su orden.

La Figura 3-50 presenta la evoluciéon de las componentes Generacion (G),
Comercializacion (C) y Otros (O) en el precio de electricidad de la Empresa de
Energia de Pereira para sus usuarios finales regulados. Los valores presentados
permanecen iguales entre niveles de tensién, y se encuentran expresados en
unidades constantes tomando como referencia los precios de 2012.



Evolucion de las componentes G, Cy O
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Figura 3-50. Evolucion de las componentes G, C y O para Empresa de Energia
de Pereira

Fuente: elaboracién propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI

Generacion Empresa de Energia de Pereira

En términos reales, el valor de generaciéon promedio para Empresa de Energia de
Pereira ha aumentado 81,3% desde el 2000 hasta el 2011, pasando de 75,88
$/kWh a 137,59 $/kWh; esta variaciéon equivale a un crecimiento promedio
anual de 7,4%.

El valor promedio de la componente G de Empresa de Energia de Pereira
experiment6 incrementos entre los afios 2000 y 2003, seguido por disminuciones
entre los afios 2004 y 2006. Posteriormente, se registraron nuevos incrementos
sostenidos entre 2007 y 2011. Vale la pena destacar las variaciones que se
presentaron entre los afios 2000 y 2001, cuando se registr6 un aumento en el
precio de generacion de 13,01%, y entre los afios 2001 y 2002, cuando se dio un
aumento de 23,62%.

Comercializacién Empresa de Energia de Pereira



Desde el afio 2000 hasta el 2011 el costo de comercializacién promedio ha
experimentado una reduccion media de 30,3%, lo que equivale a un
decrecimiento anual promedio del 2,8%. El mayor decrecimiento de la tarifa de
comercializacién se present6 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 Energia de Pereira

El costo de las restricciones promedio presenté un decrecimiento total desde el
afio 2000 hasta el afio 2011 de 7,2%, lo que significa una reducciéon promedio

anual de 0,7%. Cabe destacar el decrecimiento continuo de esta variable entre
2001 y 2005.

Nivel de tensién 1 - Empresa de Energia de Pereira

La Figura 3-51 presenta la evolucion de los componentes del precio de la
electricidad para el usuario final regulado en el nivel de tensiéon 1 de la Empresa
de Energia de Pereira.
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Figura 3-51. Componentes en el Nivel de Tensién 1 - Empresa de Energia de
Pereira

Fuente: elaboracién propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI



Componentes del costo unitario total de Empresa de Energia de Pereira- Nivel
de tension 1

En el afio 2000, la componente Distribuciéon (D1) para el nivel de tensiéon 1
representé un 42,2% del precio de la electricidad para el usuario final regulado
de Empresa de Energia de Pereira; la componente Generacion (G) represent6 el
32,5%, mientras que las componentes Otros (O), Transmision (T) vy
Comercializacion (C) representaron un 11,5%, 8,2% y 5,6 %, respectivamente.

Por su parte, en el afio 2011, el 81,7% del precio de la electricidad ofrecido por
Empresa de Energia de Pereira en el nivel de tension 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 participacion en el precio final al usuario.

Esta comparacion revela un crecimiento de la participacion de G de 12,4 puntos
porcentuales. Por su parte, el aporte de la componente D1 disminuyé en 5,4
puntos porcentuales, y las demds componentes O, C y T disminuyeron un 3,4, 2,6
y 1 puntos porcentuales, respectivamente.

Distribucién Empresa de Energia de Pereira - Nivel de tensién 1

La tarifa de distribucién (D1) ha aumentado en términos reales un 14,4% desde el
ano 2000 hasta el afio 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 afios 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 tensién 2 - Empresa de Energia de Pereira

La Figura 3-52 presenta la evolucion de los componentes del precio de la
electricidad para el usuario final regulado en el nivel de tension 2 de la Empresa
de Energia de Pereira.



Peso de los componentes del precio
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Figura 3-52. Componentes en el Nivel de Tensién 2 - Empresa de Energia de
Pereira

Fuente: elaboracion propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI

Componentes del costo unitario total de Empresa de Energia de Pereira- Nivel
de tension 2

En el afio 2000, la componente Generacion (G) represent6 el 43% del precio de la
electricidad para el usuario final regulado de Empresa de Energia de Pereira en
este nivel de tension, y la componente Distribuciéon (D2) representé un 23,5%.
Las componentes Otros (O), Transmision (T) y Comercializaciéon (C), por su
parte, representaron un 15,2%, 10,8% y 7,4%, respectivamente.

Para el afio 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 participaciéon en el
precio final al usuario.

Esta comparacion revela un crecimiento de la participacion de la componente D2
de 10,8 puntos porcentuales y de la componente G de 3,7. La participacién de las



demas componentes O, C y T, por el contrario, se redujo en 6,8, 4,3, y 3,3 puntos
porcentuales, respectivamente.

Distribuciéon Empresa de Energia de Pereira - Nivel de tension 2

La tarifa de distribucién (D2) se ha incrementado en términos reales 143,9%
desde el afio 2000 hasta el afio 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 afios 2002 y 2003 (25,63%), y entre los afios 2003 y 2004
(46,29%).

Nivel de tensién 3 - Empresa de Energia de Pereira

La Figura 3-53 presenta la evolucion de los componentes del precio de la
electricidad para el usuario final regulado en el nivel de tensién 3 de la Empresa
de Energia de Pereira.
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Figura 3-53. Componentes en el Nivel de Tensién 3 - Empresa de Energia de
Pereira

Fuente: elaboracién propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI

Componentes del costo unitario total de Empresa de Energia de Pereira - Nivel
de tensién 3

En el afio 2000, la componente Generacion (G) represento el 46,5% del precio de
la electricidad para el usuario final en el segmento analizado, y la componente
Distribucion (D3) represent6é un 17,3%. Las componentes Otros (O), Transmisiéon
(T) y Comercializacién (C) representaron un 16,5%, 11,7% y 8%, respectivamente.



Por su parte, en el ano 2012, el 58,8% del precio de la electricidad en el nivel de
tension 3 se debe a la componente G; la componente D3 representa el 17,2%. Para
este afio, 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 participacion 12,3 puntos porcentuales,
mientras que las demdas componentes O, C, T y D3 disminuyen su participacion,
en5,8,4,1, 2,3y 0,1 puntos porcentuales, respectivamente.

Distribucién Empresa de Energia de Pereira - Nivel de tensién 3

La tarifa de distribucién (D3) ha incrementado en términos reales 42,3% desde el
ano 2000 hasta el ano 2011, al pasar de 28,24$/kWh a 40,195/kWh, lo que
equivale a un incremento anual real de 3,8%. Los principales incrementos se
registraron entre los afios 2002 y 2003 (21,69%), y entre los afios 2003 y 2004
(16,27%). Entre los afios 2006 y 2007 se registr6 el principal decremento en este
valor, de 3,64%.

Nivel de tensién 4 - Empresa de Energia de Pereira

La Figura 3-54 presenta la evolucién de los componentes del precio de la
electricidad para el usuario final regulado en el nivel de tensién 4 de la Empresa
de Energia de Pereira.



Peso de los componentes del precio
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Figura 3-54. Componentes en el Nivel de Tensién 4 - Empresa de Energia de
Pereira

Fuente: elaboracién propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUI

Componentes del costo unitario total de Empresa de Energia de Pereira - Nivel
de tensién 4

En el ano 2000, la componente Generacion (G) represento el 50% del precio de la
electricidad para el usuario final regulado de Empresa de Energia de Pereira en
este nivel de tension, y la componente Otros (O) representé un 17,7%; las
componentes Transmision (T), Comercializacién (C) y Distribucién en el nivel de
tension 4 (D4) representaron un 12,6%, 8,6% y 11,1%, respectivamente.

En el afio 2011 la componente G sigue siendo la de mayor participacién en el
precio de la electricidad ofrecido por Empresa de Energia de Pereira al segmento
analizado con un 65/1% (aumentando la participacion del afio 2000); la
componente la C tuvo una participaciéon de 4,3%, mientras que las componentes
O, Ty D4, tuvieron una contribucién de 11,8%, 10,5% y 8,4%, respectivamente.

Esta comparacion revela un crecimiento de la componente G de 15,1 puntos
porcentuales. Los demés componentes O, C, D4 y T, en cambio, disminuyen su
participacién en 5,9, 4,3, 2,7 y 2,1 puntos porcentuales, respectivamente.



Distribucién Empresa de Energia de Pereira - Nivel de tension 4

La tarifa de distribucién (D4) ha incrementado en términos reales 4,9% desde el
ano 2000 hasta el afo 2011, al pasar de 16,84$/kWh a 17,665/kWh, lo que
significa un incremento anual real de 0,4%. Los principales incrementos se
registran entre los afios 2002 y 2003 (19,13%), y entre los afios 2003 y 2004
(9,21%).

34  Consideraciones sobre la informacién utilizada para los analisis del
mercado regulado

La informacién utilizada para la construcciéon y el andlisis de la seccion 3.1
corresponde a la reportada por las fuentes oficiales: la Comisién de Regulacion
de Energia y Gas (CREG) para el periodo Enero 2000 - Enero 2008, y al Sistema
Unico de Informacién - SUI para el periodo Febrero de 2008 - Noviembre de
2012.

Algunas empresas, sin embargo, pusieron a disposicion de este proyecto
informacion propia para la realizacion del analisis anterior. Esta informacién fue
comparada con la informacién 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 metodologia empleada en este informe para el
calculo de la componente O, el comportamiento de ésta en el andlisis
comparativo de bases de datos, a partir del mes de febrero del afio 2008, puede
ser explicado a través del comportamiento en las componentes Py R.

La Figura 3-57 presenta las diferencias porcentuales entre la informacion
suministrada por la empresa Codensa y la informacion reportada en las fuentes
oficiales para esta misma empresa, al respecto de cada una de las componentes
mencionadas.
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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 afio
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 afio 2008
para los primeros niveles de tensién (si bien antes de dicho afio 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 tension.
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Figura 3-56. Componente D para Codensa - series oficiales y empresa

Fuente: elaboracién propia, a partir de datos disponibles en CREG y SU], y de base de datos

suministrada por la empresa.

Si se considera el efecto de la introduccién de las Areas de Distribucion - ADD
dentro de la metodologia para la remuneracion de la actividad de distribucioén de
energia 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 tensién 1, un 8% para el nivel de tensiéon 2, 3.7% para el nivel de tensién 3 y
un 0.3% para el nivel de tension 4. Al suprimir el efecto de la introduccién de las
ADD vy considerar tnicamente la “D propia” de la empresa, este valor es del
10.9% para el nivel de tensiéon 1, 1.8% para el nivel de tensién 2, 2.2% para el
nivel de tensiéon 3 y 0.2% para el nivel de tension 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 dltimos 6 meses) para los niveles de tension 1 y 2,
respectivamente.

La Figura 3-57 presenta las diferencias porcentuales entre la informacién
suministrada por la empresa Emcali y la informacion reportada en las fuentes
oficiales para esta misma empresa, al respecto de cada una de las componentes
mencionadas. Debe mencionarse que el andlisis para las componentes D y P del
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Figura 3-57. Diferencias porcentuales Emcali

Fuente: elaboracién 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 sistematico de digitacion, 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 informacién contenida en la fuente oficial durante el afio 2007, y
alrededor de 2.5% superior a partir del afio 2008.

Como en el caso de Codensa, las principales diferencias se presentan en la
componente D, para todos los niveles de tension. 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
tension 1, 2y 3.
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Figura 3-58. Componente D para Emcali - series oficiales y empresa

Fuente: elaboracién propia, a partir de datos disponibles en CREG y SU]I, y de base de datos
suministrada por la empresa.

Considerando el efecto de la introduccion de las Areas de Distribucién - ADD
dentro de la metodologia para la remuneracién de la actividad de distribuciéon de
energia 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
tensiéon 1, un 20% para el nivel de tensién 2 y un 18.2% para el nivel de tensién 3.
Esta diferencia porcentual es creciente en el tiempo desde febrero del 2008 para
todos los niveles de tension, 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 altimos 6 meses), para
los niveles de tensién 1, 2 y 3, respectivamente.



De igual manera, al suprimir el efecto de la introduccién de las ADD vy
considerar tinicamente la “D propia” de la empresa, este valor es del 10.8% para
el nivel de tensién 1, 1% para el nivel de tensién 2 y 1.8% para el nivel de tensiéon
3.

La Figura 3-57 presenta las diferencias porcentuales entre la informacién
suministrada por la empresa EPM vy la informaciéon reportada en las fuentes
oficiales para esta misma empresa, al respecto de cada una de las componentes
mencionadas.

Debe mencionarse que la empresa report6é valores solamente desde el mes de
diciembre del afio 2004; sin embargo, fue posible recurrir a valores desde el afio
2002 usando para ello informacién suministrada por la empresa para otros
estudios. Asimismo, la empresa report6 el valor de la componente D
considerando el efecto de las ADD tinicamente a partir del mes de mayo de 2012,
y no report6 pérdidas para los niveles de tensién 2, 3 y 4 en ninguno de los meses
considerados en el anélisis.
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Figura 3-59. Diferencias porcentuales EPM

Fuente: elaboracién propia, a partir de datos disponibles en CREG y SU]I, y de base de datos
suministrada por la empresa.

Se observa que, salvo casos puntuales que posiblemente correspondan a un error
no sistematico de digitaciéon, 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% mas alta que la reportada en las fuentes oficiales para el afio 2010, y hasta
un 5% mas baja que la reportada en las fuentes oficiales en el periodo 2001 -
2002. La componente C reportada por la empresa parece tener un dato erréneo
(un 85% superior al reportado en las fuentes oficiales) en el afio 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 tension. 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 tension.
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Figura 3-60. Componente D para EPM- series oficiales y empresa

Fuente: elaboracion propia, a partir de datos disponibles en CREG y SUL y de base de datos

suministrada por la empresa.
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Considerando el efecto de la introduccion de las Areas de Distribucién - ADD

dentro de la metodologia para la remuneracion de la actividad de distribucion de



energia 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
tension 1 y un 10% para el nivel de tension 2; las diferencias son poco
significativas para los niveles de tension 3 y 4, salvo datos aislados.

De igual manera, al suprimir el efecto de la introduccién de las ADD vy
considerar Gnicamente la “D propia” de la empresa, este valor es del 15% para el
nivel de tensién 1; los niveles de tensiéon 2, 3 y 4 presentan valores por encima y
por debajo de los reportados por las fuentes oficiales en los mismos periodos de
tiempo entre ellas (reflejando un posible error sistematico), 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 periodo de andlisis, 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

Codensa Emcali EPM

G 0.0% 5.8% 0.2%
T 0.0% 0.1% -0.1%
0] 6.0% 5.1% 40.2%
C -0.2% 1.9% -7.6%
DsinADD 1 4.3% 10.8% 4.8%
Dsin ADD 2 0.9% 0.4% -0.3%
Dsin ADD 3 0.4% 0.2% -1.2%
Dsin ADD 4 -0.4%|NA -0.6%
Dcon ADD 1 10.0% 10.7% 2.5%
Dcon ADD 2 3.3% 6.4% 0.6%
D con ADD 3 1.0% 5.5% -0.4%
Dcon 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

Fuente: elaboracion 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
informacién reportada por la empresa se encuentra un 7.6% por debajo de la
informacién reportada en las fuentes oficiales.



Las demas 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 informacién suministrada por las empresas de manera directa
es, en la gran mayoria 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 informacion reportada por las empresas refuerza el
analisis previamente realizado al respecto del incremento sostenido en las
componentes asociadas con el precio de la electricidad para el mercado regulado
del pais. La inclusiéon de esta informacion en los andlisis 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
informacion y el nivel de desagregacion al que estas permiten llegar, para todos
los andlisis posteriores, el costo unitario del mercado regulado es el que se
presenta en la Tabla 3-5, discriminado por componentes y haciendo explicitos los
impuestos. Esta tarifa corresponde al primer nivel de tensién que agrupa a la
mayoria de usuarios residenciales, y fue construida a partir de informacion
suministrada por ASOCODIS. Se obtiene como el promedio ponderado de las 4
grandes empresas que atienden aproximadamente el 70% de la demanda del
pais, EPM, CODENSA, EMCALI y ELECTRICARIBE.

Para el calculo de los impuestos, se incluyeron el FAER, PRONE Y FAZNI en los
componentes de generacion y transmision a partir de informacion suministrada
por XM. Adicionalmente, se tuvieron en cuenta las tasas ambientales que gravan
con un 6% y 4% la produccion hidroeléctrica y térmica respectivamente. Para
descontar este impuesto del componente de generacion las tasas establecidas se
ponderaron por la energia generada por cada una de esas fuentes en el periodo
de estudio.



Tabla 3-5. Costo unitario regulado ($/KWh)

Costo Unitario Regulado (S/kWh)

Promedio ponderado anual - 4 empresas grandes. Pesos constantes 2012
Componentes 2008 2009 2010 2011 2012
CU con ADD 281 322 333 332 353
CUsin ADD 277 319 326 322 340
Generacion 98 124 129 124 132
Transmisién 22 23 22 21 21
Pérdidas Reconocidas 20 25 26 24 25
Distribucién sin ADD 100 108 107 109 114
Distribucién con ADD 103 111 115 120 127
Comercializacion 30 33 32 31 34
Restricciones 8 5 9 12 13
Impuesto sobre G 6 7 7 8
Impuesto sobre T 2 2 2
Total impuestos 8 9 9 10 10

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

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 increment6 en 23%. El componente de generacion lo hizo en 35%; el de
distribucion (sin ADD) en 14%; el de pérdidas, 26%; restricciones, 75% y
comercializacion, 15%. Por su lado el costo de transmisién se mantuvo
relativamente constante.

Composicion porcentual del Costo Unitario Regulado
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Figura 3-61. Composicion porcentual del costo unitario regulado

Fuente: Célculo de los autores a partir de informacién suministrada por ASOCODIS



La Figura 3-61 muestra la composicién porcentual del costo unitario regulado. En
esta se observa un aumento de 3,5 puntos porcentuales en la componente de
generacion asi como una disminucién de 2,6 y 1,7 puntos porcentuales en
distribucion y transmision respectivamente.

3.6 Componentes del precio para los usuarios no regulados

La Figura 3-62 presenta la evolucion del precio promedio de la electricidad para
el usuario no regulado en cada uno de los niveles de tensién, tomando como
fuente la informacién disponible en los informes de la Resolucion CREG 135,
elaborados por XM. Esta informacién agrega todas las componentes del precio,
valga mencionar, G, T, D, Cy O (6 R + P, a partir del afio 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.
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Figura 3-62. Precio de la electricidad para el mercado no regulado

Fuente: elaboracién 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 afio 2003 los precios se ubican en una franja estable hasta el afio
2008, afio 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 més volatiles. Debido a que la
informacién suministrada por XM para el analisis del mercado no regulado parte
del ano 2003, no es posible observar el comportamiento del precio de la
electricidad antes de este afio, de manera que no se hace evidente el aumento en
los precios ocurrido en el periodo 2002-2003, como sucede con el mercado
regulado.

Para el mercado no regulado, se observa en todos los niveles de tensién una
disminucién en el precio final de la electricidad durante el afio 2012; esta
disminucién puede deberse a la implementaciéon de la Ley 1430 de 2010, que
eliminé la contribuciéon de solidaridad (20% sobre el precio final de la

electricidad) para los usuarios industriales a partir del afio 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 afios 2000 - 2012. La Figura
3-63 presenta dicha tendencia por nivel de tension.
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Figura 3-63. Tendencia del precio de la electricidad en el mercado no regulado
por nivel de tension

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

El precio de la electricidad para el mercado regulado aumenté entre los afios
2003 y 2012 un 6,6% para el nivel de tensién 1, 11.3% para el nivel de tension 2,
7.5% para el nivel de tensiéon 3 y 2.5% para el nivel de tensién 4, reflejando
incrementos anuales reales de 0,7%, 1,1%, 0,8% y 0,3% para cada uno de los
niveles de tension, respectivamente.

Téngase presente que en el nivel de tensién 1 el mercado es primordialmente
regulado, y que los niveles de tensiéon 2 y 3 cobijan al 91% de los usuarios no
regulados y mas del 60% de la demanda del mercado no regulado.

En funcién de la participacion de cada nivel de tensién en la demanda de
electricidad del mercado no regulado, el comportamiento del precio total para
este mercado se presenta en la Figura 3-64.
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Figura 3-64. Precio de la electricidad en el mercado no regulado
Fuente: elaboracién propia, a partir de datos disponibles en XM

Como se indic6 previamente, entre los afios 2003 y 2008 los precios se ubican en

una franja estable; a partir del afio 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 tension. Téngase presente que dada la naturaleza de la informacién

reportada por XM, no es posible analizar las componentes G y C de manera
separada.
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Figura 3-65. Componentes G y C del mercado no regulado, por nivel de
tension.

Fuente: elaboracién 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 periodo 2003 - 2007, y presenta una tendencia
a la alza a partir del afio 2008 para todos los niveles de tensién, siendo esta
dindmica mas predominante para el nivel de tensién 1.

En funciéon de la participacion de cada nivel de tensiéon 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.
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en funcién de la participacion de cada nivel de tensién en la demanda total del mercado no
regulado.

Figura 3-66. Componentes G y C del mercado no regulado
Fuente: elaboracién propia, a partir de datos disponibles en XM

Atn con una volatilidad mayor, el comportamiento en términos agregados es
similar al descrito para los niveles de tensiéon. Es notorio el incremento de estas
dos componentes en el periodo 2008 - 2011, el cual fue alrededor del 26%, en
promedio, respecto a los valores en periodo 2003 - 2007. En el afio 2012 se

observa la disminucién posiblemente atribuible al no cobro de la contribucién de
solidaridad.

Con el fin de validar la informacién obtenida a través del andlisis 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 disposicion de este
proyecto sus precios de electricidad negociados en contratos para el periodo 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.
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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: elaboracién propia, a partir de datos disponibles reportados por los industriales

De acuerdo con esta informacion, el crecimiento en las componentes G y C para
esta muestra de empresas es del 47.1% durante el periodo 2002-2012, reflejando
un incremento anual real del 4.7%. Dado que esta serie parte del afio 2002, es
posible observar en ella el incremento en los precios de la componente G
ocurrido en el afio 2003; este incremento estuvo seguido por 5 afios de relativa

estabilidad hasta el afio 2008, cuando se presentan nuevos incrementos en esta
variable.

Las componentes G y C se presentan de manera separada en la Figura 3-68.
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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: elaboracién propia, a partir de datos disponibles reportados por los industriales

Hay variaciones apreciables en el comportamiento de la componente C hasta
finales de 2009, afio a partir del cual empieza a mostrar valores mas estables.

La Figura 3-69 presenta la evolucion de las componentes G + C del mercado no
regulado, en comparacioén con la evolucién de las mismas componentes para el
mercado regulado.
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El mercado regulado considera un promedio ponderado por las 6 empresas incluidas en el
analisis

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: elaboracién 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 proporcién se ha mantenido relativamente constante a lo largo del
tiempo, aunque a partir del afio 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 periodo de andlisis, lo cual va en linea con los hallazgos
previamente encontrados para el mercado regulado.

De manera separada, la Figura 3-70 presenta la evolucion de las componentes G
y C del mercado no regulado, en comparacién con la evolucién de las mismas
componentes para el mercado regulado.
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El mercado regulado considera un promedio ponderado por las 6 empresas incluidas en el
analisis

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: elaboracion 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 afio 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 informacién que presenta el segmento de los
usuarios no regulados, es necesario realizar analisis redundantes con diferentes
bases de datos que validen las conclusiones derivadas.

En este sentido, la Asociacién Colombiana de Generadores de Energia Eléctrica -
ACOLGEN, puso a disposicién 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 informacién se encuentra en formato
anual a partir del afio 2001 y hasta el afio 2012 y, de acuerdo con las



especificaciones suministradas por ACOLGEN, ha sido ponderada en funcién de
la electricidad negociada en cada contrato. La Figura 3-71 presenta las
componentes G + C suministradas por ACOLGEN.
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Figura 3-71. Componentes G y C del mercado regulado y mercado no
regulado- ACOLGEN

Fuente: elaboracion propia, a partir de informacién suministrada por ACOLGEN

De acuerdo con esta informacion, el crecimiento total de las componentes G + C
para el mercado no regulado ha sido del 49.5% entre los afios 2001 y 2012,
reflejando un incremento anual del 4.5%.

Asimismo, la Asociacién Nacional de Industriales - ANDI, puso a disposicion de
este proyecto los resultados consolidados de una encuesta aplicada a 60
industriales dentro de sus bases de datos, quienes voluntariamente
proporcionaron informacién sobre los precios de electricidad negociados en sus
contratos desde el afio 2010. La Figura 3-74 presenta dichos precios de acuerdo
con esta informacion.



Precio para muestra de industriales de la ANDI
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Figura 3-72. Precio por nivel de tension para muestra de 60 industriales de la
Asociaciéon Nacional de Industriales - ANDI.

Fuente: informacién 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 informacion, el crecimiento total del precio de la electricidad
para los industriales ha sido del 16.1% entre los afios 2001 y 2012 para el nivel de
tension 2, 24.3% para el nivel de tension 3 y 2.3% para el nivel de tension 4,
reflejando un incremento anual del 1.5%, 2.2% y 0.2%, respectivamente.

Sin discriminar por nivel de tensién, la Figura 3-73 presenta el precio de la
electricidad para la muestra de 60 industriales proporcionada por la Asociacién
Nacional de Industriales - ANDL
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Figura 3-73. Precio para muestra de 60 industriales de la Asociacion Nacional
de Industriales - ANDI.

Fuente: informacién suministrada por la ANDIL

De acuerdo con esta informacién, el precio total real de la electricidad ha
incrementado para los usuarios industriales 26.2% entre los afios 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 informacién consideradas en este anélisis.
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Figura 3-74. Componentes G + C del mercado no regulado - XM, industriales y
ACOLGEN

Fuente: elaboracién propia, a partir de datos disponibles en XM, reportados por los industriales y
suministrada por ACOLGEN.

La informacién 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 demds fuentes, en tanto que XM
considera el universo de usuarios no regulados, incluyendo aquellos con pocas
capacidades de negociacion 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 evolucién reciente, teniendo en cuenta las posibles fuentes de
informacion y el nivel de desagregacion al que estas permiten llegar, es posible
definir la tarifa que se empleara para efectos de la comparacién con los paises de
la muestra que se precisaran en el entregable 3.

Para el caso del usuario industrial, se utilizard informacién proporcionada por
ACOLGEN para los componentes de Generacion y Comercializacion. Los demés
cargos de la tarifa son suministrados por ASOCODIS.



En el andlisis de las tarifas percibidas por los industriales del pais, se

discriminard el costo unitario en los 4 niveles de tensiéon y los usuarios
directamente conectados al STN. Vale la pena aclarar, que si bien los niveles de

tension 1 y 2 estdn compuestos en su mayoria por usuarios residenciales,

también estd presente pequefia y mediana industria. Datos del Ministerio de
Comercio, Industria y Turismo para 2009 reportan que el 99% de las empresas
pertenecen a estas dos categorias y representan alrededor del 45% del PIB

nacional.

Tabla 3-6. CU por nivel de tension 2012, mercado no regulado. $/KWh

CU por nivel de tensién 2012, mercado no regulado. $/KWh

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

Generacion + comercializacion 166 125 117 117 125

Transmisidn 21 21 19 19 21

Distribucién sin ADD 114 85 42 17 -

Pérdidas reconocidas 25 8 7 4 3

Restricciones 13 13 13 13 13

Impuesto sobre G 8 8

Impuesto sobre T 2 2

Total impuestos 10 10 10 10 10

Fuente: Calculos propios con base a informacion de ASOCODIS. * Promedio ponderado por nivel de tensién.

Tabla 3-7. Composiciéon porcentual del costo unitario no regulado
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Fuente: Célculos propios en base a informacién suministrada por ACOLGEN y ASOCODIS.

El componente de generacién representa entre el 49% y el 77% del costo unitario

que percibe el industrial colombiano y es creciente con el nivel de tensiéon. Le

sigue en importancia el componente de distribucién, particularmente para los




niveles de tension 1 y 2 donde representa el 34% del costo unitario. En el nivel
de tensiéon 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 tension.

4 OTROS INDICADORES

Esta seccion explora la evolucién de los indicadores relacionados con la calidad
en la prestacion del servicio de electricidad.

El Reglamento de Distribucién (Resolucion CREG 070 de 1998, Comision de
Regulacion de Energia y Gas - CREG, 1998b), definié dos indicadores de calidad
en la prestacion del servicio de electricidad por parte de los Operadores de red:
Frecuencia Equivalente de las Interrupciones del Servicio (FES) y Duracion
Equivalente de las Interrupciones del Servicio (DES). Estos indicadores de
discontinuidad se establecieron en funcién de grupos de calidad, los cuales se
definieron de la siguiente manera (Resolucién CREG 089 de 1999, (Comisién de
Regulacion de Energia y Gas - CREG, 1999):

Grupo de calidad 1: Cabeceras municipales con una poblacién superior o
igual a 100.000 habitantes.

Grupo de calidad 2: Cabeceras municipales con una poblacién menor a
100.000 habitantes y superior o igual a 50.000 habitantes

Grupo de calidad 3: Cabeceras municipales con una poblacién inferior a
50.000 habitantes

Grupo de calidad 4: Zonas fuera del area urbana del respectivo municipio o
distrito.

La Resolucion 097 de 2008 modificé el célculo de los indicadores FES y DES,
reemplazandolos por el indicador ITAD (Indice Trimestral Agrupado de la
Discontinuidad), que se calcula segtin un promedio entre la energia que dejaron
de consumir los usuarios por las interrupciones del servicio (ENS: energia no
Suministrada) respecto a la energia que consumieron los usuarios del operador
de red respectivo en el trimestre (ES: Energia Suministrada).

La transicién en la medicién de la calidad de los indicadores FES y DES al nuevo
indicador ITAD estd atn en curso, y las empresas ain no reportan dicho
indicador. Por lo tanto, los andlisis al respecto de la evolucion de la calidad en el



suministro eléctrico en el pais se encuentran limitados por la no disponibilidad
de informacioén a partir del afio 2011 (inclusive).

De esta manera, y con el fin de realizar un andlisis histérico, los datos
presentados abarcan la evolucion de los indicadores FES y DES desde el afio 2003
hasta el afio 2010, dado que son estos indicadores los que cubren la mayor parte
del periodo de anélisis. Por esta razoén, el signo de interrogacion en las gréficas
indica que no hay informacién consistente de estos indicadores para dichos afios.

Frecuencia de Interrupciones

El indicador FES es una medida de confiabilidad de un agente distribuidor al
respecto del nimero de interrupciones que presenta un circuito durante doce
meses.

La Figura 4-1 presenta la evolucién en el indicador FES para el grupo de calidad
1, desde el afio 2003 hasta el ano 2010, para las 6 empresas consideradas en el

analisis.
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Figura 4-1. Evolucion del indicador FES - Grupo de calidad 1
Fuente: elaboracién 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 nimero de interrupciones en todos
los afios en consideracién, mientras que Empresa de Energia de Pereira, EPM y
Emcali tienen los niveles més bajos en niimero de interrupciones.



No se observa una tendencia clara en el nimero de interrupciones para las
empresas durante los afios 2003 - 2010, salvo para Codensa, que tiene una
tendencia decreciente. Empresa de Energia de Pereira, EPM y Empresas
Municipales de Cali han permanecido relativamente constantes en este indicador
desde el afio 2006, mientras que Electrificadora del Caribe presenté un
comportamiento decreciente hasta el afio 2007, y en los afios 2008 y 2009
incremento el nimero de interrupciones para el grupo de calidad 1 hasta niveles
similares a los registrados en el afio 2003 (lo anterior causé un aumento el
indicador de 65.3% en el afio 2008).

La Figura 4-2 presenta la evolucion en el indicador FES para el grupo de calidad
2, desde el afio 2003 hasta el afio 2010, para las 6 empresas consideradas en el

analisis.
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Figura 4-2. Evolucion del indicador FES - Grupo de calidad 2
Fuente: elaboracién 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 nimero de interrupciones en todos los afios en
consideracién, mientras las demdas empresas mantienen el indicador en niveles
similares entre si. El ntmero de interrupciones anuales promedio de
Electrificadora del Caribe es 5.4 veces superior al promedio para el resto de
empresas en consideracion.

Tal como en el grupo de calidad 2, no se observa tendencia clara en el nimero de
interrupciones para las empresas durante los afios 2000 - 2010, a excepcién de la



Electrificadora del Caribe, que presenté una disminucién de su indicador FES del
42% entre los afios 2005 y 2006, pero para el afio 2008 volvié a elevar su indicador
a niveles similares a los registrados en el afio previo a la gran disminucién (2005).

La Figura 4-3 presenta la evolucién en el indicador FES para el grupo de calidad
3, desde el afo 2003 hasta el afio 2009, para las 6 empresas consideradas en el

analisis.
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Figura 4-3. Evolucién del indicador FES - Grupo de calidad 3

Fuente: elaboracion 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 ntimero de interrupciones en todos los afios en
consideraciéon, y EPM que ha alcanzado niveles altos desde el afio 2007. El
indicador mas bajo en el periodo 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 registré una disminucién del
36.3% entre los afios 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 afios 2007 y 2006, respectivamente.
Para el caso de EPM, el indicador en 2009 es 8,9 veces superior al registrado en el
afio 2006, y para Electrificadora del Caribe este valor es 2 veces superior. Por su
parte, Electrificadora de Santander disminuy¢ el indicador un 53% entre los afios



2008 - 2009, pasando de 4159 horas a 1749 horas; sin embargo, el indicador
aument6 de nuevo para el afio 2010.

La Figura 4-4 presenta la evolucion en el indicador FES para el grupo de calidad
4, desde el afio 2003 hasta el afio 2009, para las 6 empresas consideradas en el

analisis.
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Figura 4-4. Evolucion del indicador FES - Grupo de calidad 4
Fuente: elaboracién 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 afios 2003 y 2010 para Electrificadora del Caribe,
EPM y Electrificadora de Santander, y decreciente para Emcali y Codensa. En el
afio 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 afio 2003,
respectivamente, mientras que para Emcali y Codensa los valores al final del
periodo fueron de 35% y 44% de los registrados en 2003.

Duracion 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 tltimos doce (12) mes