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1 INTRODUCCION

En cumplimiento de los términos del Contrato No. CPSC 086/2012 CIDA 09/2012,
entre la Organizacion Latinoamericana de Energia (OLADE) y el Consultor Camilo
Quintero Montafio, que tiene como objeto general “Elaborar un levantamiento,
descripcion y andlisis de los modelos de mercado, métodos regulatorios y
esquemas de estructuracion de tarifas aplicadas al usuario final, vigentes en
Colombia, realizando un andlisis comparativo de su marco legal y regulatorio, asi
como de los modelos econdmicos y sociales que influyen en la fijacion de tarifas,
en el célculo de costos del servicio y en la reparticion de costos en las distintas
etapas de la cadena de produccion de la electricidad, a continuacion se presenta
el documento final de este Estudio.

Este documento contiene 13 Capitulos incluida esta introduccion.

Los Capitulos 2, 3 y 4 presentan la normatividad mas relevante del sector
eléctrico colombiano, una descripcion del marco institucional y de las diferentes
etapas de la cadena de produccion: generacion, transmision, distribucion,

comercializacién y demanda.

En el Capitulo 5 se presenta un analisis del mercado de energia mayorista
(mercado spot y mercado de contratos) y del mercado minoristas,

respectivamente.

En el Capitulo 6 se presenta el desarrollo de las férmulas para calcular cada una
de las componentes que hacen parte de la formula tarifaria de energia eléctrica
gue permite a los comercializadores de electricidad establecer los costos de
prestacion del servicio a los usuarios regulados en el Sistema Interconectado

Nacional.

En el Capitulo 7 y 8 se presenta la normatividad y caracteristicas de los subsidios

y contribuciones del sector de energia, asi como la descripcion de los diferentes
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fondos de apoyo para la financiacion de proyectos de energia eléctrica en

Colombia.

En el Capitulo 9 y 10 se presenta un andlisis de las metodologias para la
remuneracion de las actividades de transmisién y distribucion (establecimiento de
cargos por uso de los sistemas de transmision regional y distribucion local) de

energia eléctrica.

En el Capitulo 11 se presenta una analisis comparativo del sector eléctrico
Colombiano respecto a otros paises Latinoamericanos (Peru, Honduras, Ecuador
y Panamd) en aspectos como el esquema institucional, agentes del mercado, el

producto transado, entro otros.

En el Capitulo 12 se presenta propuestas generales de mejoras a la regulaciéon
del sector eléctrico colombiano en temas del Cédigo de Redes, remuneracion de
la actividad de comercializacion, la propuesta regulatoria del Mercado Organizado
Regulado y de los futuros desarrollos regulatorios en las actividades de

transmision y distribucion de energia eléctrica.

En el Capitulo 13 se presenta propuestas particulares de mejoras a la regulacion
del sector eléctrico colombiano en temas particulares como: marco institucional,
consideraciones sobre el mercado mayorista, libre acceso, determinacion de

costos de las actividades de distribucién y transmision, entre otros aspectos.

Finalmente, en los Anexos A y B se presenta el listado de siglas que ayudaran en
la lectura del presente documento y las fuentes de informacion que fueron

empleadas.
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2 NORMATIVIDAD DEL SECTOR ELECTRICO
COLOMBIANO

2.1 Constitucion Politica de Colombia de 1991

Los siguientes son algunos de los principios constitucionales que soportan el

desarrollo legal e institucional del sector de energia en Colombia:

e EI Estado considera que los servicios publicos domiciliarios son
indispensables para que los ciudadanos tengan un nivel de calidad de vida

adecuado.

e Por tanto el Estado se subroga la intervencion en la prestacion de estos

servicios a través de la funcion de regulacién y la vigilancia y control.

e Los agentes que desarrollen su actividad econémica en la prestacién de
servicios publicos domiciliarios la desarrollan bajo el principio de libre

competencia y no abuso de la posicion dominante.
2.2 Ley 142 de 1994

Esta Ley, denominada la Ley de Servicios Publicos Domiciliarios, cobija los
servicios de acueducto, alcantarillado, aseo, energia eléctrica, distribucién de gas
combustible, telefonia fija publica basica conmutada y la telefonia local mévil en el

sector rural.

En particular define la naturaleza juridica de las Empresas Servicios Publicos —
E.S.P., establece las diferentes comisiones de regulacion, definiendo sus
funciones y composicion. Define los diferentes regimenes de regulacién
Igualmente define los derechos y obligaciones de los usuarios. Establece el

régimen de subsidios y contribuciones.
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2.3 Ley 143 de 1994

A diferencia de otros servicios publicos domiciliarios, el sector de energia eléctrica
fue reglamentado de forma especifica por una Ley complementaria a la Ley de
Servicios Publicos Domiciliarios. La Ley 143 de 1994 detalla los siguientes

aspectos:

e Especifica las funciones del Ministerio de Minas y Energia como entidad
rectora de la politica energética del pais.

e Establece la funcion de la planeacion del sector y ratifica la responsabilidad

de la Unidad de Planeacién Minero Energética frente al tema.

e Especifica las funciones de la Comision de Regulacién de Energia y Gas,

Su estructura, su estructura presupuestal y financiera.

e Establece los mecanismos basicos de transaccidn de energia entre

agentes.

e Define la actividad de interconexion como una actividad que debe estar
separada de las demas actividades de la cadena productiva de la

electricidad (generacion, transporte, distribucion y comercializacion).
2.4 Ley 1340 de 2009

Centraliz6 en la Superintendencia de Industria y Comercio la funcién de vigilancia

y control de la competencia.

3 ESTRUCTURA INSTITUCIONAL DEL SECTOR
ELECTRICO COLOMBIANO

En la siguiente figura se presenta la estructura institucional del sector eléctrico de

Colombia.
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3.1 Ministerio de Minas y Energia (MME)

Es la institucidon que representa la maxima autoridad del sector de energia. Tiene
a su cargo la definicion de las politicas del sector para lo cual tiene adscritas
entidades como la Comision de Regulacion de Energia y Gas (CREG), la Unidad
de Planeacion Minero Energética (UPME); institutos como el Instituto de
Planeacién y Promocién de Soluciones Energéticas (IPSE) y el Instituto de
Investigacion e Informacion Geocientifica, Minero Ambiental y Nuclear
(INGEOMINAS). Si bien la politica de Estado ha sido reforzar los roles de la
regulacion la vigilancia y el control, aun es importante la participacion del Estado
como productor a través de empresas que estan vinculadas al Ministerio como
Ecopetrol S.A., Interconexién Eléctrica S.A. E.S.P., Isagen S.A. E.S.P., la

Financiera Eléctrica Nacional (FEN), Ecogas.

Actualmente el Ministerio de Minas y Energia esta organizado por el despacho del
sefior Ministro; la secretaria general que cumple las funciones administrativas y
financieras de la entidad; un Viceministerio de minas con dos direcciones:
direccibn de mineria empresarial y direccion de formalizacibn minera; un
Viceministerio de energia con dos direcciones: direccién de energia eléctrica y

direccion de hidrocarburos.
3.2 Comision de Regulacion de Energia 'y Gas (CREG)

Es una entidad eminentemente técnica, creada por las Leyes 142 y 143 de 1994,
con el objeto de realizar la funcion de regulacion del Estado frente a los servicios
publicos domiciliarios de energia eléctrica y gas combustible (gas natural y gas
licuado de petrdleo), para lo cual es su funcion promover la competencia donde
sea pertinente y regular los monopolios naturales; establecer las formulas
tarifarias para los usuarios regulados asumiendo criterios de ley; promover que los
servicios se presten al menor costo posible para los usuarios, garantizando la
calidad, cobertura y expansién y con una remuneracion adecuado para las

empresas.
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La CREG esta conformada por un cuerpo colegiado de cinco expertos
comisionados, de los cuales uno hace las funciones de director ejecutivo,
igualmente son miembro de la CREG el Ministerio de Minas y Energia, quien
realiza las funciones de presidencia de las sesiones de la CREG, por el Ministerio
de Hacienda y Crédito Publico, por el Departamento Nacional de Planeacion y por
la Superintendencia de Servicios Publicos Domiciliarios, esta Ultima con voz y sin

voto.

Cuenta con oOrganos asesores como el Consejo Nacional de Operacion, creado
por la Ley 143 de 1994, en los temas operativos y el Comité Asesor de la

Comercializacién, creado por la Resolucion CREG 068 de 1999.
3.3 Unidad de Planeacion Minero Energética (UPME)

Es una unidad administrativa especial del orden nacional, de caracter técnico,
adscrita al Ministerio de Minas y Energia, regida por la Ley 143 de 1994 y por los
Decretos 255 y 256 de 2004.

Su objetivo general es planear en forma integral, indicativa, permanente y
coordinada con las entidades del sector minero energético, tanto entidades
publicas como privadas, el desarrollo y aprovechamiento de los recursos
energéticos y mineros, producir y divulgar la informacion minero energética. Sus

principales funciones son:

e Establecer los requerimientos minero-energéticos de la poblacion y los
agentes economicos del pais, con base en proyecciones de demanda que
tomen en cuenta la evolucion mas probable de las variables demograficas y
econdmicas y de precios de los recursos minero-energéticos destinados al
desarrollo del mercado nacional, con proyeccién a la integracion regional y

mundial, dentro de una economia globalizada.

e Establecer la manera de satisfacer dichos requerimientos teniendo en

cuenta los recursos minero-energéticos existentes, convencionales y no
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convencionales, segun criterios econdmicos, sociales, tecnoldgicos vy

ambientales.

e Elaborar y actualizar el plan nacional minero, el plan energético nacional, el
plan de expansion del sector eléctrico, y los demas planes subsectoriales,

en concordancia con el Plan Nacional de Desarrollo.

e Desarrollar analisis econémicos de las principales variables sectoriales y
evaluar el comportamiento e incidencia del sector minero energético en la

economia del pais.

e Organizar, operar y mantener la base Unica de informacién estadistica
oficial del sector minero-energético, procurar la normalizacibn de la
informacion obtenida, elaborar y divulgar el balance minero-energético, la
informacion estadistica, los indicadores del sector, asi como los informes y

estudios de interés para el mismo.

Adicional a estas funciones, la UPME es el administrador del libre acceso al
Sistema de Transmision Nacional (STN). En ese sentido, cuando un agente desea
conectarse al STN presenta a través del transportador duefio del punto de
conexién a donde se va a conectar, un estudio técnico y econémico a la UPME
para que esta lo apruebe y si se requieren obras adicionales en los activos de uso
(los que todos los usuarios pagan), la UPME los incluye en el plan de expansion.
Todos los agentes que desean conectar plantas de generacion al Sistema
Interconectado Nacional (SIN), deben surtir un procedimiento equivalente al

mencionado en el parrafo anterior.

Uno de los productos mas relevantes que desarrolla la UPME es el Plan de
Expansion Generacién Transmision, el cual se realiza anualmente y es adoptado
mediante resolucion por el Ministerio de Minas y Energia. Los proyectos incluidos
en el Plan de Expansién del Sistema de Transmision Nacional, se convocan para
seleccionar al transportador que los ejecutara y operara, estos procesos de

convocatorias son realizados por la UPME.
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La UPME tiene una direccion general, una secretaria general y tres
subdirecciones: energia, informacion, mineria. La Ley 1362 de 2009 ha
conformado un consejo directivo para la UPME, del cual haran parte el Ministro de
Minas y Energia, el director de la Agencia Nacional de Hidrocarburos, el director
de la entidad encargada del despacho eléctrico (XM), y dos miembros méas de

libre nombramiento y libre remocion.
3.4 Superintendencia de Servicios Publicos Domiciliarios (SSPD)

Es un organismo de carécter técnico, adscrita al Departamento Nacional de
Planeacion, fue creada por el articulo 370 de la Constitucion de 1991 para que,
por delegacién del Presidente de la Republica, ejerza el control, la inspeccion y la
vigilancia de las entidades prestadoras de servicios publicos domiciliarios.

Igualmente tiene a su cargo la administracion del sistema de informacién de las
empresas del sector, para lo cual ha desarrollado el Sistema Unico de Informacion
del sector de servicios publicos domiciliarios (SUI); resuelve como ultima instancia
los recursos de reposicion que interponen los usuarios frente a las empresas;
proporciona la orientacion y el apoyo técnico necesarios para la promocion de la
participacion de la comunidad en las tareas de vigilancia y control; certifica que la
estratificacion ha sido correcta, cuando se trate de otorgar subsidios con los
recursos nacionales y a exigencia de la nacién; Sanciona a las entidades
encargadas de prestar servicios publicos domiciliarios cuando no cumplen las
normas a que estan obligadas; publica las evaluaciones de gestion realizadas a
los prestadores y proporciona la informacion pertinente a quien la solicite.
Adicionalmente, administra el sistema de Registro Unico de Prestadores de

Servicios PuUblicos Domiciliarios.

Los servicios a cargo de la SSPD son: acueducto, alcantarillado, aseo, energia
eléctrica y gas combustible (gas natural y gas licuado de petroleo).

Su estructura es de superintendencias delegadas para cada uno de los servicios a
su cargo: superintendencia delegada para acueducto, agua y alcantarillado,

superintendencia delegada para telecomunicaciones y la superintendencia
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delegada para energia y gas. Adicionalmente, cuenta con una direccién general
territoriales, una direccion de entidades intervenidas y en liquidacion, y una

secretaria general.

Desde 2005, la SSPD establecio el Comité de Seguimiento del Mercado
Mayorista de Energia Eléctrica (CSMEM), como un cuerpo interno de la
superintendencia, el cual analiza los aspectos mas importantes que inciden en el
comportamiento del mercado de energia mayorista y propone recomendaciones
para que los entes rectores del sector las discutan, profundicen y tomen las

medidas que consideren convenientes.
3.5 Superintendencia de Industriay Comercio (SIC)

La SIC es una entidad adscrita al Ministerio de Comercio, Industria y Turismo que
goza de autonomia administrativa, financiera y presupuestal. Fue creada el 3 de
diciembre de 1968 para apoyar, promocionar y vigilar la actividad empresarial y

fortalecer los niveles de satisfaccion del consumidor Colombiano.

La SIC se encuentra dividida en cuatro delegaturas: i) Promocion de la
competencia, ii) Proteccion al consumidor, iii) Propiedad industrial y iv) Asuntos

jurisdiccionales.

Con la Ley 1340 y 1341 de 2009 se le asignaron nuevas funciones a la SIC. En
particular con la promulgacion de la Ley 1340 de 2009, se convierte en la Unica
autoridad en materia de competencia lo cual implicé la eliminacion de esta funcion
a entidades como: Superintendencia de Servicios Publicos Domiciliarios,
Comision Nacional de Television, Superintendencia Financiera, Superintendencia
de Puertos y Transporte, entre otras, para ser centralizadas en la SIC. Con la Ley
1341 de 2009, la SIC asumié la competencia en materia de proteccion de

usuarios de los otros servicios domiciliarios de telecomunicaciones.
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3.6 Expertos del Mercado (XM)

Es la entidad encargada de la supervision de la operacion del sistema
interconectado nacional, y de la administracion de la operaciéon comercial del
mercado de energia mayorista: Centro Nacional de Despacho (CND) y Mercado

de Energia Mayorista (MEM), respectivamente.

Tanto las funciones del CND como del MEM, inicialmente las desarrollaron
dependencias de la empresa Interconexion Eléctrica S.A. E.S.P. (ISA).
Posteriormente, el Decreto 848 de 2005 autorizo la creacion de una sociedad
anonima para la ejecucion de las funciones del CND y MEM, con este fundamento
legal ISA creo la filial denominada XM Compafiia de Expertos en Mercados S.A.
E.S.P. (XM), la cual realiza estas dos funciones. XM es una empresa regulada por
la CREG y su ingreso es el resultado de una contribucion de los agentes que

intervienen en el mercado
3.6.1 Centro Nacional de Despacho (CND)

La Ley 142 de 1994, en el articulo 172 y posteriormente la Ley 143 de 1994,
establecen para el Centro Nacional de Despacho (CND), como entidad encargada

de la operacion las siguientes funciones:

e Planear la operacién de los recursos de generacion, interconexion y
transmision del sistema nacional, teniendo como objetivo una operacion

segura, confiable y econémica.

e Ejercer la coordinacion, supervision, control y analisis de la operacion de
los recursos de generacion, interconexion y transmision incluyendo las

interconexiones internacionales.

e Determinar el valor de los intercambios resultantes de la operacion de los

recursos energeéticos del sistema interconectado nacional.
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e Coordinar la programacion del mantenimiento de las centrales de
generacion y de las lineas de interconexion y transmision de la red eléctrica

nacional.

e Informar periédicamente al Consejo Nacional de Operacion acerca de la
operacion real y esperada de los recursos del sistema interconectado

nacional y de los riesgos para atender confiablemente la demanda.

e Informar las violaciones o conductas contrarias al reglamento de

operaciones.
3.6.2 Mercado de Energia Mayorista (MEM)

Es el encargado de la administracion del Sistema de Intercambios Comerciales
(ASIC) mediante el registro de los contratos de energia a largo plazo; de la
liquidacion, facturacion, cobro y pago del valor de los actos o contratos de energia

en la bolsa por generadores y comercializadores.

Liguida y Administra las Cuentas (LAC) de cargos por uso de las redes del
sistema interconectado nacional, realizando el célculo de ingresos Yy
compensaciones de los transportadores y distribuidores, la liquidacion vy

facturacion de cargos para comercializadores y la gestidn financiera del proceso.
3.7 Comités Asesores

3.7.1 Consejo Nacional de Operacién (CNO)

El Consejo Nacional de Operacion fue creado por las Leyes 142 y 143 de 1994,
articulos 172 y 36 respectivamente. Su principal funcion es acordar los aspectos
técnicos para garantizar que la operaciéon conjunta del sistema interconectado

nacional sea segura, confiable y economica.

Es el 6rgano ejecutor del reglamento de operacion, todo con sujecion a los
principios generales de la Ley 143 del 1994 y a la preservacion de las condiciones

de competencia. Las decisiones del CNO son apelables ante la CREG.
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El CNO esta conformado por un representante de cada una de las empresas de
generacion, conectadas al sistema de interconectado nacional que tengan una
capacidad instalada superior al cinco por ciento del total nacional, por dos
representantes de las empresas de generacion del orden nacional, departamental
y municipal conectadas al sistema interconectado nacional, que tengan una
capacidad instalada entre el uno y el cinco por ciento del total nacional, por un
representante de las empresas propietarias de la red nacional de interconexion
con voto solo en asuntos relacionados con la interconexion, por un representante
de las demas empresas generadoras conectadas al sistema interconectado
nacional, por el director del Centro Nacional de Despacho, quien tendrd voz pero
no tendra voto, y por dos representantes de las empresas distribuidoras que no
realicen prioritariamente actividades de generacion siendo por lo menos una de
ellas la que tenga el mayor mercado de distribucién. La Comision de Regulacién
de Energia y Gas establece la periodicidad de las reuniones del CNO.

3.7.2 Comité Asesor de la Comercializacion (CAC)

Es un comité creado y modificado por la CREG mediante las Resoluciones 068 de
1999 y 123 de 2003, respectivamente. Su funcion primordial es asistirla en el
seguimiento y la revision de los aspectos comerciales del mercado de energia

mayorista.
Sus funciones principales son:

e Seguimiento del Sistema de Intercambios Comerciales (SIC) en forma
regular, incluyendo los indices de desempeiio del administrador del SIC en
la operacion del sistema, sin perjuicio de lo dispuesto en el paragrafo 3° del
articulo 31 de la Resolucion CREG 024 de 1995.

e Realizar una revision anual de los procedimientos del SIC y enviar a la

CREG un reporte de los resultados.

e Apoyar a las auditorias que se designe, de acuerdo con lo estipulado en la
Resolucién CREG 024 de 1995, en los procesos a ejecutar.
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e Analizar y recomendar cambios a las reglas comerciales de la bolsa y de la
actividad de comercializacion en el mercado mayorista, asi como cualquier
otro aspecto del SIC y del mercado que involucre aspectos que afecten a la

comercializacion de energia.
3.7.3 Comité Asesor del Planeamiento de la Transmision (CAPT)

Este comité fue creado originalmente por la CREG (Resoluciones 025 de 1995 y
085 del 2002) y posteriormente ratificado por el Ministerio de Minas y Energia en
la Resolucion 181313 de 2002, tiene por objetivo asesorar a la UPME en el
proceso de revisibn anual del plan de expansidbn de la transmision,
compatibilizando criterios, estrategias, metodologias e informacion para la
expansion del STN.

El CAPT conceptia sobre el plan de expansion de transmision de referencia
preliminar elaborado por la UPME. ElI CAPT esta conformado por un generador,
un distribuidor, tres grandes usuarios, tres comercializadores y tres

transportadores.

4 CADENA PRODUCTIVA DEL SECTOR
ELECTRICO COLOMBIANO

En Colombia la energia eléctrica surte una cadena productiva que involucra las

siguientes actividades: Generacion, transmision, distribucion y comercializacion.

Aquellas empresas creadas con posterioridad a la Ley 143 de 1994, solo pueden
ejercer una de las actividades de la cadena productiva, con excepcion de la
comercializacién, la cual puede ejercerse en forma simultdnea con la generacion y

la distribucion.

A continuacion se presentan las principales caracteristicas, estadisticas, agentes
y normatividad para cada actividad.
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4.1 Generacion de energia eléctrica

La produccion de la energia eléctrica, la puede desarrollar cualquier agente
econdémico. La ley establece dos modalidades de transaccion: i) como resultado
de las fuerzas del mercado (bolsa de energia) y ii) mediante contratos bilaterales
(Ver Capitulo 5).

En la reglamentacion del mercado se distinguen los siguientes tipos de
generadores:

e Los generadores que posean plantas o unidades de generacion
conectadas al Sistema Interconectado Nacional, con capacidad mayor o
igual a 20 MW, estan obligados a ofertar precios y declarar capacidad para
el despacho central (transar en la bolsa de energia), de acuerdo con la
Resolucibn CREG 054 de 1994. En la Figura 2 se presentan los

generadores que son o0 no despachados centralmente.

e Los generadores conectados al SIN con plantas menores o unidades de
generacion, con capacidad mayor o igual a 10 MW y menor a 20 MW,
pueden optar por participar en la oferta para el despacho central, de
acuerdo con las Resoluciones CREG 086 de 1996 y 039 de 2001.

Figura 2 Generadores que son o no despachados centralmente
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e Las plantas menores con capacidad efectiva menor de 10 MW, no tienen

acceso al despacho central y por lo tanto no participan en el mercado
mayorista de electricidad. La energia generada por dichas plantas puede
ser comercializada de las siguientes formas: 1) vendida a un
comercializador que atiende mercado regulado directamente sin
convocatoria publica y cuando no exista vinculacion econdémica entre el
vendedor y el comprador; ii) vendida a un comercializador que atiende
mercado regulado participando en convocatorias publicas que abran estas
empresas; i) vendida a precios pactados libremente a los siguiente
agentes: usuarios no regulados, generadores o comercializadores que

destinen dicha energia a la atencion exclusiva de usuarios no regulados.

e Los autogeneradores son aquellas personas naturales o juridicas que

producen energia eléctrica exclusivamente para atender sus propias
necesidades. Por lo tanto, no usan la red publica para fines distintos al de
obtener respaldo del sistema interconectado nacional, los autogeneradores
no pueden vender parcial o totalmente su energia a terceros, no obstante
en situaciones de racionamiento declarado de energia los autogeneradores
pueden vender energia a la bolsa en los términos comerciales establecidos
en el Estatuto de Racionamiento!. (Resolucion CREG 084 de 1996 y
Resolucion CREG 190 de 2009).

e Los cogeneradores son aquellas personas naturales o juridicas que

producen energia utilizando un proceso de cogeneracién, entendiendo
como cogeneracion, el proceso de produccion combinada de energia
eléctrica y energia térmica, que hace parte integrante de la actividad
productiva de quien produce dichas energias, destinadas ambas al

! Resolucién CREG 119 de 1998: Por la cual se modifican y complementan algunas de las
disposiciones contenidas en la Resolucibn CREG 217 de 1997, que establece el Estatuto de

Racionamiento, como parte del Reglamento de Operacién del Sistema Interconectado Nacional.
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consumo propio o de terceros en procesos industriales o comerciales. Los
cogeneradores pueden vender sus excedentes de energia y atender sus
necesidades en el MEM, previo cumplimiento de los requisitos exigidos por
la CREG. La reglamentacion aplicable a las transacciones comerciales que
efectlan estos agentes, estd contenida en la Resolucion CREG 005 de
2010.

A continuacion se presentan datos historicos de la capacidad efectiva neta de
generacion del sistema interconectado nacional clasificada por tipo de recurso,
evolucion de la generacion de energia eléctrica y otras cifras de esta actividad.
En la Figura 3 se presenta la evolucion de la capacidad efectiva neta del SIN
(MW) de acuerdo al tipo de recurso empleado para el periodo 2005 — 2011.
Comparando la informacion de 2011 con 2010, los incrementos se dieron
principalmente por la entrada en operacion de la central hidroeléctrica Porce 1l y

la central térmica Flores IV.

Figura 3 Evolucion de la capacidad efectiva del SIN (2005-2011)
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En las siguientes tablas se enlistan las plantas hidraulicas y térmicas
respectivamente, por empresa administradora y capacidad neta a corte de
diciembre de 2011. De estas tablas se observa que la mayor participacion de la
capacidad es administrada por seis grandes generadores: Emgesa S.A. E.S.P.
(EMGESA), Empresas Publicas de Medellin E.S.P. (EPM), Isagen S.A. E.S.P.
(ISAGEN), Generadora y Comercializadora de Energia del Caribe S.A. E.S.P.
(GECELCA), Empresa de Energia del Pacifico S.A. E.S.P. (EPSA), AES Chivor &
Cia S.C.A. E.S.P. (CHIVOR).

Tabla | Plantas hidraulicas por empresa administrador y capacidad neta (Dic-2011)

Nombre Empresa/ Planta hidraulica Capacidad
Neta (MW)
AES CHIVOR & CIA S.C.A. E.S.P.
Chivor 1000
CENTRAL HIDROELECTRICA DE CALDAS S.A. E.S.P.
Esmeralda 30
San Francisco 135
EMGESA S.A E.S.P
Betania 540
Guavio 1200
La Guaca 324
Paraiso 276
EMPRESA URRA S.A. E.S.P
Urra 338
EMPRESA DE ENERGIA DEL PACIFICO S.A. E.S.P.
Alto Anchicaya 355
Bajo Anchicaya 74
Calima 132
Prado 46
Salvajina 285
EMPRESAS PUBLICAS DE MEDELLIN E.S.P. 270
Guadalupe 11l 202
Guadalupe IV 560
Guatapé 306
La tasajera 201




Modelos de Mercado, Regulacion Econdmica y Tarifas del Sector
Eléctrico en América Latina y el Caribe — Colombia

Nombre Empresa/ Planta hidraulica Capacidad
Neta (MW)
Playas 205
Porce Il 660
Porce llI 40
Troneras
ISAGEN S.A. E.S.P.
Jaguas 170
Miel | 396
San Carlos 1 240
Total SIN con plantas hidraulicas (MW) 9185

Fuente: XM — Base de datos NEON.

Tabla Il Plantas térmicas por empresa administrador y capacidad neta (Dic-2011)

Capacidad

Nombre Empresa/ Planta térmica Neta
(MW)*

CENTRAL HIDROELECTRICA DE CALDAS S.A. E.S.P.
Termodorada 151
COMPANIA COLOMBIANA DE INVERSIONES S.A E.S.P
Merilectrica 1 169
ELECTRIFICADORA DE SANTANDER S.A. E.S.P.
Palenque 3 13
EMGESA S.A E.S.P
Central Cartagena 1 61
Central Cartagena 2 60
Central Cartagena 3 66
Zipaemg 2 34
Zipaemg 3 63
Zipaemg 4 64
Zipaemg 5 64

% La capacidad técnica se muestra con el combustible que corresponde a la mayor capacidad

efectiva declarada por los agentes (MW).
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Capacidad

Nombre Empresa/ Planta térmica Neta
(MW)*

EMPRESA DE ENERGIA DEL PACIFICO S.A. E.S.P. "EPSA
E.S.P."
Termovalle 1 205
EMPRESA DE GENERACION DE CALI S.A. E.S.P.
Termoemcali 1 229
EMPRESAS PUBLICAS DE MEDELLIN E.S.P.
Termosierrab 460
GENERADORA Y COMERCIALIZADORA DE ENERGIA DEL
CARIBE S.A. ESP
Barranquilla 3 64
Barranquilla 4 63
Guajira 1 145
Guajira 2 145
Tebsab 791
GESTION ENERGETICA S.A. E.S.P.
Paipa 1 31
Paipa 2 70
Paipa 3 70
Paipa 4 150
ISAGEN S.A. E.S.P.
Termocentro 1 Ciclo Combinado 278
PROELECTRICA & CIA S.C.A.E.S.P
Proelectrica 1 45
Proelectrica 2 45
TERMOCANDELARIA S.C.A.E.S.P
Termocandelaria 1 157
Termocandelaria 2 157
TERMOFLORES S.A. E.S.P.
Flores 1 160
Flores 4b 450
TERMOTASAJERO S.A E.S.P
Tasajero 1 155
TERMOYOPAL GENERACION 2 S.A. E.S.P.
Termoyopal 2 30
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Capacidad

Nombre Empresa/ Planta térmica Neta
(MW)*

Total SIN con plantas térmicas (MW) 4 545

Fuente: XM — Base de datos NEON.

En particular para el afio 2011, la capacidad efectiva total del SIN fue de 14 419
MW vy la generacién de energia eléctrica fue de 58,6 TWh distribuidos por tipo de

recurso como se muestran en las Figura 4 y Figura 5 respectivamente.

Figura 4 Capacidad efectiva neta del SIN (2011)
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Figura 5 Generacion de energia eléctrica del SIN (2011)
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La Figura 6 muestra el comportamiento de la generacion hidraulica, térmica,

menores y cogeneradores de energia eléctrica desde enero de 2005 hasta

diciembre de 2011. Se resalta el periodo comprendido entre finales de 2009 y

mediados de 2010, en la cual la generacion térmica en el SIN tuvo una mayor

participacion como consecuencia del fenémeno El Nifio 2009-2010.

Figura 6 Evolucién de la generacion de energia eléctrica en el SIN por recursos
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Fuente: XM, Consultor

El fendmeno EIl Nifio es un fendmeno climatico con presencia de aguas anormales
calidas en la costa occidental de Suramérica, que en Colombia se traducen en
sequias, reduccion de los aportes hidricos. En este sentido, en la Figura 7 se

muestra la generacién térmica por tipo de recurso.

Figura 7 Evolucion de la generacion de energia eléctrica en el SIN con recursos
térmicos
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Fuente: XM, Consultor

El esquema del cargo por confiabilidad implementado en Colombia desde el afio
2006 (Ver numeral 5.1.1.5), el cual consiste en una remuneracion que se da a
aguellos generadores que adquieren el compromiso de poner a disposicion del
mercado determinada cantidad de energia, denominada energia firme para el
cargo por confiabilidad (ENFICC), cuando los precios de bolsa superan un valor

techo denominado el precio de escasez. El maximo valor que remunera la



Modelos de Mercado, Regulacion Econdmica y Tarifas del Sector
Eléctrico en América Latina y el Caribe — Colombia

demanda a la energia firme (ENFICC) si esta es requerida es el precio de

escasez.
4.2 Transmision de energia eléctrica

Son los agentes que desarrollan la actividad del transporte de la energia en el
sistema a tensiones iguales o superiores a 220 kV, a estas redes se les denomina

Sistema de Transmision Nacional (STN).

La transmision es una actividad de monopolio natural, por tanto es una actividad
regulada en todo sentido (ingreso, calidad, acceso). La transmisién se remunera

con una metodologia de ingreso maximo, la cual se establece con base en:

e La tipificacion de los activos existentes hasta antes de 1999, los cuales se

valoran con costos indices.

e La expansion que se ejecuta mediante procesos de subastas para la
construccién, administracion, operacion y mantenimiento de los proyectos
contenidos en el plan de expansién del STN realizado por la Unidad de
Planeacion Minero Energética. En la Tabla Ill se presenta un resumen de
las dltimas convocatorias de transmision que ha adelantado la UPME y en
la Tabla IV se presentan los futuros proyectos de expansion que estan por

salir a convocatoria.

Tabla Ill Resumen de los ultimos proyectos de convocatorias publicas UPME

) Fecha de
Convocatoria o ) Valor presente neto del
Nombre Proyecto [Adjudicatario entrada en
UPME No. Ingreso anual esperado »
operacion
US$ 10431 <
UPME 02-2009| Armenia 230 KV EEB Dolares de| 5413 11-30
629,00 [2011-12-31
Sogamoso 500/230 US$ 38600 |4
UPME 04-2009| ~ 0 ISA Dolares de| 5013 6.30
kV 000,10 |2010-12-31
US$ 89 238 <
UPME 05-2009|  Quimbo 230 kV EEB Dolares de|5434.0g-31
560,00 [2011-12-31
UPME 01-2010|  Alférez 230 kV EEB US$ 6 451 524,82 |Délares de|2013-11-30
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2011-12-31

UPME 02-2010

Délares de
2011-12-31

Termocol 220 kV ISA US$ 5 040 624,91

2013-08-31

Fuente: UPME,

Consultor.

Tabla IV Futuros proyectos de convocatorias publicas UPME
Fecha de
Nombre proyecto Descripcién del proyecto entrada en
operacion
Nueva subestacién Chivor 1l 230 kV y lineas doble circuito
UPME 03-2010 |Chivor-Chivor 1l 230 kV y Chivor IlI-nueva subestacion Norte 230 [2015-10-31
kV y lineas doble circuito Bacati-Norte 230 kV.
) China-Monteria-Uraba 220 kV + dos transformadores Monteria
Subestacion
220/110 kV 150 MVA + Transformador China 500/220 kV 450 [2015-09-30
Monteria 220 kV
MVA
y Nueva subestacion Suria a 230/115 kV 300 MVA e incorporacion
Subestacion ) ] . i
) de la misma al STN a través de la reconfiguracién de la linea |2015-09-30
Suria 230 kV .
Guavio—Tunal.
Nueva subestacion Caracoli 220/110 kV 300 MVA + corredor de
linea Flores—Caracoli—-Sabana 220 kV + reconfiguraciones en
110 kV + nueva linea Caracoli-Malambo 110 kV + doble circuito
Subestacion |Flores—Centro 110 kV + desacople de barras en Tebsa 110 kV. 2015.09-30
Caracoli 220 kV |Silencio—Cordialidad 110 kV en Silencio—Caracoli—Cordialidad.
Reconfiguraciéon de la linea Veinte de Julio—Malambo 110 kV en
Veinte de Julio—Caracoli-Malambo. Nueva linea Caracoli—
Malambo 110 kV.
Subestacion |Nueva subestacion Guayabal a 230/110 kV 300 MVA. Corredor 2015.09.30
Guayabal 220 kV |de linea Bello—Guayabal-Ancén a 230 kV.
Segundo circuito
Cartagena- o i
i Segundo circuito Cartagena—Bolivar a 220 kV 2016-11-30
Bolivar
a 220 kv
Subestacion |Proyecto de transmision asociado a la conexién del proyecto de | Por definir
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Fecha de
Nombre proyecto Descripcién del proyecto entrada en

operacion

Porce IV 500 kV |generacion Porce IV. Subestacién Porce IV 500 kV. Secciona el

circuito Primavera-Cerromatoso 500 kV.

Interconexion |Interconexion Colombia-Panama a través de un enlace HVDC
Colombia- 450 kV con una capacidad de transporte de 600 MW 2015
Panamé Compensacion capacitiva subestacion Cerromatoso 500 kV

Fuente: UPME, Consultor.

Independientemente de su ubicacion, en Colombia todos los usuarios pagan una
estampilla o cargo Unico ($/kWh), que se calcula basado en la mensualidad que
debe pagarse a los transmisores y la demanda que se presente en el respectivo
mes. Los generadores no pagan transporte de energia. La Resolucion CREG 011
de 2009 establecié la metodologia y férmulas tarifarias para remunerar la
actividad de transmision de energia eléctrica en el Sistema de Transmision

Nacional.

En la Figura 8 se presenta el STN a 2011 y en la Figura 9 el sistema de
transmision de largo plazo (2025). A diciembre 31 de 2011 habia 2 646 km de
lineas de transmision de 500 kV y 11 655 km de lineas de transmision de 220 kV-
230 kV, y habian registrados 11 agentes ante el ASIC de los cuales nueve
transaron en este afio, estos son:

- Centrales Eléctricas del Norte de Santander S.A. E.S.P. (CENS)

- Distasa S.A. E.S.P. (DISTASA)

- Electrificadora de Santander S.A. E.S.P. (ESSA)

- Empresa de Energia de Boyaca S.A. E.S.P. (EBSA)

- Empresa de Energia de Bogota S.A. E.S.P. (EEB)

- Empresa de Energia del Pacifico S.A. E.S.P. (EPSA)

- Empresas Publicas de Medellin S.A. E.S.P. (EPM)

- Interconexién Eléctrica S.A. E.S.P. (ISA)
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- Transelca S.A. E.S.P. (TRANSELCA)
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Figura 8 Sistema de transmision nacional a 2011
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Figura 9 Visién de largo plazo sistema de transmision nacional 2025
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4.3 Distribucion de energia eléctrica

Es la actividad del transporte de la energia en niveles inferiores a 220 kV, la cual

se clasifica en:
4.3.1 Sistemade Transmision Regional (STR)

Es el sistema de transporte de energia eléctrica compuesto por los activos de
conexion al STN y el conjunto de lineas y subestaciones, con sus equipos
asociados, que operan en el nivel de tension cuatro (tensiones superiores o
iguales a 57,5 kV e inferiores a 220 kV) y que estan conectados eléctricamente
entre si a este nivel de tension, o que han sido definidos como tales por la CREG.
A un STR puede pertenecer uno o mas operadores de red (OR). En Colombia hay
dos STR (norte e centro-sur) y los usuarios conectados a un mismo STR pagan

una estampilla Unica por kilovatio hora.

Para la remuneracion del STR, la CREG adopté una metodologia de ingreso
regulado, equivalente a la metodologia empleada para el sistema de transmision
nacional, la base de inversidbn empleada se ajusta cuando las empresas entran
nuevos activos y la UPME los ha aprobado. Los gastos de Administracion,
Operacién y Mantenimiento (AOM) remunerado corresponde a un mismo
porcentaje para todos los niveles de tension, el cual depende de valores histéricos
remunerados y gastados por la empresa, que se haya aprobado a la empresa, el

cual se ajusta como se vera mas adelante.

La calidad en STR comprende tres items: i) disponibilidad de activos; ii)
indisponibilidad ante eventos de orden publico; iii) interrupciones del servicio que
ocasionen energia no suministrada en un porcentaje igual o mayor al dos por

ciento de la demanda del mercado en el cual ocurri6 la contingencia
4.3.2 Sistema de Distribucion Local (SDL)

Es el sistema de transporte de energia eléctrica compuesto por el conjunto de
lineas y subestaciones, con sus equipos asociados, que operan en los niveles de
tension tres (57,5 < Tension (kV) = 30), dos (30 < tension (kV) = 1) y uno (< 1kV)



Modelos de Mercado, Regulacion Econdmica y Tarifas del Sector
Eléctrico en América Latina y el Caribe — Colombia

olade

dedicados a la prestacion del servicio en uno o varios mercados de

comercializacion.

La metodologia adoptada para remunerar la actividad de distribucién en los SDL,
es una metodologia de precio maximo, los usuarios perciben una tarifa fija
(indexada con el indice de precios del producto). La CREG establece los cargos
para cada nivel de tensién, los cuales se denominan CD,, con base en los cuales
se determinan los cargos acumulados que debe pagar un usuario que esta
conectado en un determinado nivel de tensién. Los CD, se calculan con base en
las inversiones reconocidas en el nivel de tension n, en los activos no eléctricos
(4,1 % de la anualidad del activo eléctrico), el costo de los terrenos y el AOM, que
corresponde a un porcentaje sobre el valor de reposiciéon de los activos.

En la siguiente figura se presenta un esquematico del sistema de transmision
(STN) vy distribucion (STR y/o SDL). A diciembre 31 de 2011 habia 10 089,4 km
de redes de distribucién de 110 kV —115 kV y 15,5 km de redes a 138 kV.

Figura 10 Representacion del sistema de transmision y distribucion colombiano

SDL STR STR SDL
oL STN - sbL
T
STR STR

Actualmente, todas las empresas distribuidoras son a la vez comercializadoras,

pero no todas las empresas comercializadoras son distribuidoras.

La resolucién que establecid la reglamentacion técnica y de acceso de la actividad

de distribucion es la Resolucion CREG 070 de 1998, denominada Reglamento de
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Distribucién. La resolucién que establecio la metodologia de remuneracién es la
Resolucién CREG 097 de 2008 (modificada por las Resoluciones CREG 133, 135,
166, 178 de 2008; 042, 098, 157 de 2009; 043, 067, 166 de 2010), y durante los
afios 2009 y 2010 la CREG aprobé los costos y los cargos para las distintas

empresas de distribucion.

Mediante la Resolucién 172 de 2011, la CREG establecid la metodologia para la
implementacion de los planes de reduccion de pérdidas no técnicas en los
sistemas de distribucion local, el cual consiste en un conjunto de actividades que
debe ejecutar el operador de red para reducir el indice de pérdidas en su sistema

en un periodo de tiempo.
4.4 Comercializacion de energia eléctrica

Los comercializadores son aquellos agentes que compran y venden energia,
basicamente los comercializadores prestan un servicio de intermediacion, entre
los usuarios finales de energia y los agentes que generan, transmiten y
distribuyen electricidad. Legalmente el comercializador es el prestador del

servicio.

Por otra parte, las Leyes 142 (Ver articulo 73.13) y 143 de 1994 (Ver articulo 10),
facultan a la CREG para determinar los limites entre usuarios regulados y no
regulados. Siendo los usuarios no regulados aquellos que pueden negociar
libremente sus tarifas con los comercializadores. Debido a la separacion de
mercados entre usuarios regulados y no regulados, las empresas
comercializadoras pueden comercializar energia con destino al mercado regulado;
pueden comercializar energia en el mercado no regulado; o pueden optar por

ofrecer el servicio de intermediacién en ambos mercados.

En la Figura 11 y Figura 12 se muestra el consumo de total de energia y nimero

de suscriptores en el 2011 por comercializador.
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Figura 11 Consumo de energia por comercializador en el 2011
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Fuente: SUI, Consultor.

Figura 12 Numero de cuscriptores por comercializador en el 2011
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Fuente: SUI, Consultor.
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45 Demanda

4.5.1 Demanda de energia

En el 2011 Colombia tuvo una demanda comercial total de energia de 58,6 TWh
(incluye la demanda nacional, las importaciones del Ecuador, las pérdidas del

STN, las exportaciones al Ecuador y Venezuela).

La demanda de energia nacional del SIN durante el afio 2011 fue de 57,2 TWh la
cual crecio 1,8 % comparada con el 2010 (Ver Figura 13). Se destaca una caida
en el afio de 1999 de -5,1 % la mas baja en la historia del sistema interconectado
nacional, las principales causas de esta caida fue la recesion econOmica y la

sustitucion de electricidad por gases combustibles.

Figura 13 Evolucion de la tasa de crecimiento demanda del SIN (1995 — 2011)
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Fuente: Informes operacional anual de XM, Consultor.
4.5.2 Demanda de potencia

La demanda de potencia maxima registrada en el 2011 fue de 9 295 MW la cual
crecié 2,1 % comparada con el 2010 (Ver Figura 14).
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Figura 14 Evolucion de la demanda maxima de potencia (2005 — 2011)
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Fuente: Informes operacional anual de XM, Consultor.
4.5.3 Demanda de energia por tipos de mercados y actividades econémicas
4.5.3.1 Usuarios Regulados

De acuerdo con la Resolucibn CREG 054 de 1994, los usuarios regulados son
personas natural o juridica que no superan los limites para contratacion en el
mercado competitivo y cuyas compras de electricidad estdn sujetas a tarifas
establecidas por la CREG. El costo unitario de prestacién del servicio, establecida
mediante la Resolucion CREG 119 de 2007, es un costo econdmico eficiente que
resulta de agregar los costos de cada una de las etapas: produccion, transmision,
distribucion, comercializacion y otros costos relacionados con la operacion y

administraciéon del SIN.

Las compras para el mercado regulado estan reguladas mediante la Resolucién
CREG 020 de 1996 modificada por la Resolucion CREG 167 de 2008.
Adicionalmente, la CREG mediante la Resolucion 090 de 2011 ha propuesto para
comentarios el desarrollo de un mercado de contratos para el mercado regulado

(MOR: Mercado Organizado Regulado).
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La demanda regulada de Colombia en el 2011 fue de 38,2 TWh la cual creci6 1,1
% respecto a 2010, esta demanda tiene un participacion del 68 % frente al total de
la demanda del pais. En la Figura 15 se presentan la evolucion de la demanda

comercial de los usuarios regulados y no regulados en el pais.

Figura 15 Evolucién de la demanda comercial regulada y no regulada de Colombia
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Fuente: XM, Consultor.

En la Figura 16 se presenta el comportamiento de la demanda de energia

regulada por operador de red para los afios 2010 y 2011.
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Figura 16 Comportamiento de la demanda de energia regulada por operador de red

2010 2011
Antioquia
Antioquia (EPMD) 1,7% 1,2%
Choco
Chocb6 32% 4,9 %
COR
Caldas (CHCD) -05% | -29%
Quindio (EDQD) 02% | -22%
Pereira (EEPD) 1,8% -4.5 %
Valle
Cali (EMID) -0,8 % -1,4%
EPSA 23% | -1,0%
Tulua (CETD) -0,5 % 4,4 %
Cartago (CTGD) 1,3% 0,2 %
Sur 31% -0,4 %
Narifio (CDND) 18% | -0,1%
Cauca (CDLD) 87% | 17%
Putumayo (EPTD) 7,0 % 39%
Bajo Putumayo (EBPD) 45 % 0,6 %
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Sibundoy (EVSD) 42% | 114 % 2010 2011

Municipal (EMED) Costa Atlantica

Caribe (EDCD) 3,6 % 3,1%
Oriente

Santander (ESSD) 73% | -32%
N. Santander (CNSD) 44% | -12%
Boyaca (EBSA) 3.0% 2,1%
Arauca (ENID) 10,6 % 29%
Casanare (CASD) 9,8 % 9,6 %
Ruitoque (RTQD) 23,6 % 9,8 %
Centro

Codensa 2,0% 1,1%

Cundinamarca (EECD) 1,3% 1,2%

Meta (EMSD) 42% | 06%
Guaviare

Guaviare 32% | -0,6%
THC

Tolima (CTSD) -08% | -02%
Huila (HLAD) 47% | 31%

Cagqueta (CQTD) 60% | 37%
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Fuente: Informe operacién de XM afio 2011.
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4.5.3.2 Usuarios No Regulados

La Resolucion CREG 131 de 1998 establecio que hasta el 31 de diciembre de
1999, los usuarios que podian acceder al mercado competitivo (usuarios no
regulados) eran aquellos cuya instalacion superara los 0,5 MW o0 su consumo de
energia de 270 MWh/mes y que a partir del 1 de enero del 2000, estos limites
cambiaron a 0,1 MW o 55 MWh/mes, respectivamente. La CREG expidi6 la
Resolucién 179 de 2009 (proyecto de resolucion) la cual plantea una modificar los
limites para contratacion de energia en el mercado competitivo. Adicionalmente,
con la Resolucion CREG 183 de 2009 se adoptan reglas relativas al cambio de
usuarios entre el mercado no regulado y el mercado regulado. La demanda no
regulada de Colombia en el 2011 fue de 18,5 TWh la cual crecié 3,0 % respecto a
2010, esta demanda tiene un participacion del 32 % frente al total de la demanda

del pais.

En la Tabla V se presentan el comportamiento de la demanda de energia del
mercado no regulado y por actividad econdmica, se resalta el decrecimiento de

los sectores de minas y canteras, y construccion.

Tabla V Demanda de energia del mercado no regulado y por actividad econémica

e e 2010 2011 2011 vs Participacion
(GWh) (GWh) 2010 (%) (%)

Industrial Manufacturera 77239 7990,2 3,4 % 43,1 %
Minas y Canteras 36354 3442,0 -5,3% 18,6 %
Servicios Sociales 2 463,6 2 657,8 79 % 14,3 %
Comercio, hoteles 14524 1559,4 7,4 % 8,4 %
Electricidad, gas y agua 1281,9 1369,5 6,8 % 7,4 %
Transporte 558,9 594,4 6,4 % 3.2%
Agropecuario 448 467,5 4,4 % 25%
Financieros 391,5 423,8 8,3% 23%
Construccion 46,6 31,4 -32,6 % 0,2%
Total mercado no regulado 18 002,2| 18536,0 3,0% 100 %

Fuente: XM
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En la Figura 17 se presenta el comportamiento de la demanda de energia no
regulada por operador de red para los afios 2010 y 2011.



Eléctrico en América Latinay el
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Figura 17 Comportamiento de la demanda de energia no regulada por operador de red

2010 2011 2010 2011
Antioquia Costa Atlantica
Antioquia (EPMD) 1,6 % 0,4 % Caribe (EDCD) 57% 2,7%
Choco Oriente
Chocb6 15% | -14% Santander (ESSD) -174% | 30,5%
CQR N. Santander (CNSD) 1,0% 0,8 %
Caldas (CHCD) 05% | 58% Boyaca (EBSA) -109% | 16,7 %
Quindio (EDQD) 11,4 % 5,6 % Arauca (ENID) -0,4 % -2,3%
Pereira (EEPD) -10,0% | 23,0% Casanare (CASD) 173% | 11,3%
Valle Ruitoque (RTQD) -76,1% | -100 %
Cali (EMID) 1,3% 6,7 % Centro
EPSA 03% | -32% Codensa 5,0 % 7.7 %
Tulua (CETD) 85% | -18,3% Cundinamarca (EECD) | -10,9% | 13,5%
Cartago (CTGD) 157% | 17,7 % Meta (EMSD) 13,4% | 40,0%
Sur Guaviare
Narifio (CDND) 8,2 % 4,9 % Guaviare - -
Cauca (CDLD) 35% | 57% THC
Putumayo (EPTD) - - Tolima (CTSD) 4,1% 9,5%
Bajo Putumayo (EBPD) 3,1% 9,7 % Huila (HLAD) 5,9 % -4,4 %
Sibundoy (EVSD) - - Caqueté (CQTD) 35% | 1,7%
Municipal (EMED) - -

Fuente: Informe Operacion XM afio 2011.



5 MODELOS DE MERCADO EN EL SECTOR
ELECTRICO COLOMBIANO

5.1 Mercado de energia mayorista

De acuerdo con la Resolucion CREG 024 de 1995, el mercado mayorista es el
conjunto de sistemas de intercambio de informacion entre generadores y
comercializadores de grandes bloques de energia eléctrica en el sistema
interconectado nacional, para realizar contratos de energia a largo plazo y en

bolsa sobre cantidades y precios definidos.

Los agentes que pueden establecer contratos son los generadores, los
comercializadores y los usuarios no regulados (UNR), como se indica en la
siguiente figura. No obstante, en el mercado mayorista el responsable frente a la
bolsa siempre serd un generador o un comercializador, puesto que los usuarios

no pueden comprar directamente en la bolsa.

Figura 18 Agentes participantes en mercado mayorista de energia colombiano

Bolsa de Energia
(Mercado Horario)

v \/
Comercializador Generador de energia

M

(Puede ser integrado o puro) eléctrica

Usuarios No Regulados
(UNR)

Il Transacciones en Bolsa

I Transacciones mediante Contratos
Fuente: Consultor.

En la Figura 19 se muestra el comportamiento de los precios de energia eléctrica
en la bolsa nacional y el promedio del precio de contrato nacional de atender a
usuarios regulados y no regulados desde enero del 2008 hasta agosto de 2012.



Se destaca los precios altos de la bolsa de energia superando ampliamente los

precios de los contratos regulados y no regulados en el segundo semestre de

2009 y en el primer semestre de 2010, periodo en el cual Colombia enfrentaba los
efectos del fenomeno de El Nifio, sequias en el pais.

Figura 19 Precio de energia eléctrica en bolsa vs. precio promedio de contratos de
atender usuarios no regulados (UNR) y usuarios regulados (UR)
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A continuacion se presenta un resumen de aquellos requisitos que deben cumplir

los diferentes agentes que participan en el mercado de energia mayorista:

e Registrarse como agente del mercado mayorista ante el ASIC.

e Suscribir con XM, empresa de la que depende el ASIC, un contrato de

mandato para regular la relacion entre el agente y el ASIC como

administrador.

e Registrar ante el ASIC sus fronteras comerciales.



e Presentar las garantias financieras definidas en la regulacién (Resolucién
CREG 019 de 2006 la cual ha sido modificada por las Resoluciones CREG
026 y 042 de 2006 y recientemente por la Resolucion CREG 013 de 2010).

e Los generadores deben operar las plantas de generacién sometidas al
despacho centralizado, segun las reglas definidas en la regulacion

(principalmente: Cédigo de Redes y Caodigo Comercial).

e Los comercializadores y generadores se obligan a participar en la bolsa de

energia.

e Someterse a la liquidacién que haga el ASIC de todos los actos y contratos
de energia en la bolsa, para que pueda determinarse en cada momento, el
monto de sus obligaciones y derechos frente al conjunto de quienes
participan en el sistema, y cada uno de ellos en particular.

e Someterse a los sistemas de pago y compensacion que aplique el ASIC,

para hacer efectivas las liquidaciones aludidas.

e Todos los actos y contratos que hayan de cumplirse por medio del ASIC,

seran a titulo oneroso.

e Cada agente debe contar con los sistemas de medicidbn comercial y
comunicaciones para envio de informacién al ASIC y soportar el sistema de

medicion comercial, segun lo establecido en el Codigo de Medida.

e Suministrar la informacion que establezca y con la periodicidad que defina

la regulacion.

A continuacién se presenta una descripcion de los mercados spot y de contratos,

y su principal normatividad en Colombia.
5.1.1 Mercado spot o bola de energia

La bolsa de energia es el mercado de corto plazo manejado por el Administrador
del Sistema de Intercambios Comerciales (ASIC), en donde los generadores y
comercializadores del mercado mayorista ejecutan actos de intercambio de

ofertas y demandas de energia, hora a hora.



Los generadores presentan sus ofertas de precios y declaran su capacidad
disponible y son despachados en virtud de la competitividad de las mismas, en la

medida en que la red fisica lo permita.

Con base en las ofertas de los generadores y la demanda horaria real,
posteriormente a la operacion se establece el precio de bolsa horario, el cual es
igual al valor de la oferta marginal que cubre el Gltimo bloque de demanda. El
precio de bolsa tiene en cuenta como piso la remuneracion de la confiablidad
(prima del cargo por confiabilidad) y la contribucion de un peso cuatro centavos
por kilovatio hora para financiar el Fondo de Apoyo Financiero para la
Energizacion de las Zonas No Interconectadas (FAZNI) cuyo objetivo es promover
el desarrollo eléctrico de las zonas no interconectadas (ZNI). Con el precio de
bolsa horario se liquidan las compras y ventas horarias en la bolsa. Los recursos

de las transacciones en bolsa son recaudados y distribuidos por el ASIC.

Los procesos para la evaluacion de las transacciones comerciales en la bolsa de

energia son los siguientes:

e Se inicia con la recoleccién de la informacién de la generaciéon real que
consta de los datos medidos, hora a hora, de cada uno de los generadores
activos en el mercado, con el objetivo de determinar la demanda real hora
a hora. Posteriormente se requiere el detalle de cada uno de los puntos de
frontera de los comercializadores que reportan la informacion de

consumos.

e Los agentes comercializadores reportan las lecturas de las fronteras
comerciales a su cargo, y para tal efecto, las mismas deben estar inscritas
previamente, para lo cual debe haber dado cumplimiento a los requisitos
exigidos en el Cadigo de Medida (Resolucion CREG 025 de 1995).

e Al dia siguiente de la operacion llegan las lecturas horarias de los
contadores de energia: de los generadores antes de las 8:00 horas y de los
comercializadores antes de las 16:00 horas. La informacion se envia en

forma electronica al ASIC.



e El despacho ideal se determina a mas tardar tres dias después de la
operacion real. Es el programa de generacion que resulta de usar los
recursos mas economicos hasta cubrir la demanda domestica real, mas las
Transacciones Internacionales de Electricidad de Corto Plazo (TIE) que son
las exportaciones o importaciones hacia y desde Ecuador, mas las
pérdidas del STN. Para establecer el despacho ideal y el precio de bolsa se
utiliza la informacion de oferta de precios y la disponibilidad comercial y las
caracteristicas técnicas u operativas que determinan inflexibilidades de los
generadores.

e Para establecer las deudas y acreencias de los diferentes
comercializadores, las lecturas con las cuales se establecen las demandas
de los mismos deben ser reflejadas al STN con un factor que refleje las
pérdidas técnicas entre el nivel de tensién en que se encuentra la frontera y
el STN.

e El despacho ideal no incluye las generaciones necesarias para cubrir
restricciones del sistema, como si lo hace el despacho real.

e EIl precio de bolsa horario corresponde al precio de oferta del recurso
marginal no inflexible que se obtiene del despacho ideal; este es el precio

utilizado para valorar los intercambios en bolsa.

e Adicionalmente para establecer el precio de bolsa, desde la expedicion de
la Resolucién CREG 051 de 2009, a aquellas generaciones que estan en el
despacho ideal y que tienen costos fijos (arranque/parada), los mismos se
reflejan o adicionan proporcionalmente a la demanda que se presentd en
las horas en que estuvo en el despacho ideal dicho recurso, incrementando
el precio de bolsa de esos periodos. De acuerdo con las Resoluciones
CREG 011 y 073 de 2010, este ejercicio se realiza de forma discriminada
segun se atienda solo demanda nacional, demanda TIE (Colombia-
Ecuador), 6 demanda Internacional (Colombia—Venezuela) y considerando
la flexibilidad o inflexibilidad de las plantas térmicas.

Se presenta a continuacion conceptos importantes en el mercado spot:



5.1.1.1 Despacho ideal, programado y real

e Despacho ideal: es la programacion de generacion que se realiza a

posteriori por el Sistema de Intercambios Comerciales (SIC), en la cual se
atiende la demanda real con la disponibilidad real de las plantas de
generacion. Este despacho se realiza considerando las ofertas de precios
en la bolsa de energia, las ofertas de precios de arranque-parada, las
ofertas de los enlaces internacionales y las caracteristicas técnicas de las
plantas o unidades para obtener la combinacion de generacidon que resulte
en minimo costo para atender de demanda total del dia, sin considerar la

red de transporte.

e Despacho programado: es el programa de generacidn que realiza el

Centro Nacional de Despacho (CND), denominado redespacho en el
Cdédigo de Redes, para atender una prediccion de demanda y sujeto a las
restricciones del sistema, considerando la declaracion de disponibilidad, la
oferta en precios y asignando la generacion por orden de méritos de menor

a mayor.

e Despacho real: es el programa de generacion realmente efectuado por los

generadores, el cual se determina con base en las mediciones en las

fronteras de los generadores.
5.1.1.2 Desviaciones

Las desviaciones operativas se determinan como el valor absoluto de la
generacion real con respecto a la generacién programada y se penalizan si son
superiores al 5 %. La penalizacion se liquida al precio correspondiente a la
diferencia entre el precio de bolsa y el precio de oferta del generador. El pago
efectuado por los generadores se distribuye a los comercializadores en forma

proporcional a su demanda.
5.1.1.3 Restricciones

Las restricciones son limitaciones que se presentan en la operacion del sistema

interconectado nacional, que tienen su origen en la capacidad de la infraestructura



eléctrica asociada 6 en la aplicacion de criterios de seguridad y confiabilidad en el
suministro de electricidad. Las restricciones se clasifican segin su naturaleza en

eléctricas y operativas:

e Restriccion Eléctrica: limitacion en el equipamiento del SIN, o de las

Interconexiones Internacionales, tales como limites térmicos admisibles en
la operacion 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.

e Restriccion _Operativa: exigencia operativa del sistema eléctrico para

garantizar la seguridad en sub-areas o areas operativas, los criterios de
calidad y confiabilidad, la estabilidad de tension, la estabilidad
electromecanica, los requerimientos de compensacion reactiva y de

regulacion de frecuencia del SIN.

El sobrecosto resultante de estas restricciones, desde el punto de vista comercial,

son las denominadas reconciliaciones positivas y reconciliaciones negativas.

La Resolucion CREG 063 de 2000 establece el procedimiento que se debe seguir
para asignar estos sobrecostos, los cuales pueden ser asumidos por usuarios en
particular, transportadores que estén incumpliendo los estandares de calidad, las
interconexiones internacionales, o el sistema en general. Aquellas restricciones
que se asignan al sistema en su conjunto las pagan todos los comercializadores

en proporcién a su demanda comercial.
5.1.1.4 Reconciliaciones

La reconciliacion es la compensacion, positiva 0 negativa, que se les aplica a los
generadores para cada uno de sus recursos ofertados, debido a las diferencias
entre el despacho ideal y la generacion real (Ver Resolucion CREG 034 de 2001 y

sus modificaciones).

e Reconciliacién_Positiva: un generador que sale despachado en el

despacho real y no esta incluido en el despacho ideal debe ser reconciliado



positivamente, esto es, al generador se le paga el menor valor entre su
precio ofertado y un valor de referencia que depende del tipo de recurso

(térmico o hidraulico):

Min (P, Preg) (1)

Para establecer el precio de reconciliacion positiva de los generadores

térmicos se tiene en cuenta:
o Costo de suministro de combustible
o Costo de transporte de combustible
o Costo de operacidén y mantenimiento
o Precio de arranque - parada

o Otros costos variables: costo equivalente de energia (CEE), costo
equivalente real de energia del cargo por confiabilidad (CERE),
Fondo de Apoyo Financiero para la energizacién de las Zonas No
Interconectadas (FAZNI), aportes a la Ley 99 de 1993, costo unitario
por servicio de AGC proporcional a la generaciéon programada del

agente.

Por otro lado, el precio de reconciliacion positiva de los generadores

hidraulicos se determina de la siguiente forma:

o Silas reservas agregadas de los embalses asociados a una planta o
cadena de plantas es inferior al nivel de probabilidad de vertimiento,
el precio de reconciliacion positiva sera igual al precio de bolsa de la

hora respectiva.

o Silas reservas agregadas de los embalses asociados a una planta o
cadena de plantas es igual o superior al nivel de probabilidad de
vertimiento, el precio de reconciliacion positiva sera igual a la suma
de los siguientes costos variables asociados al SIN calculados por el
ASIC y expresados en pesos por kilovatio hora: CEE o CERE segun
el caso, FAZNI, aportes Ley 99 de 1993 y el costo unitario por



servicio de AGC proporcional a la generaciébn programada del

agente.

e Reconciliacion Negativa: un generador que sale despachado en el ideal y

no tuvo generacion en el despacho real, es reconciliado negativamente. En
resumen el generador que sale despachado en el ideal y no sale
despachado en el real no recibe ingresos (Resolucién CREG 121 de 2010):

PR = MPON )
Donde,
MPON: Maximo precio ofertado para la demanda total.
5.1.1.5 Cargo por confiabilidad

En Colombia, después de 10 afios de duracién del cargo por capacidad® y tras un
largo periodo de analisis, la CREG desarroll6 el denominado cargo por
confiabilidad el cual esta operando desde diciembre de 2006 y cuya metodologia
de remuneracién estd enmarcada en la Resolucion CREG 071 de 2006 y

posteriores modificaciones y adiciones.

En general, el cargo por confiabilidad es una remuneracion que se da a aquellos
generadores que adquieren el compromiso de poner a disposicién del mercado
determinada cantidad de energia, denominada energia firme para el cargo por
confiabilidad (ENFICC), cuando los precios de bolsa superan un valor techo

denominado el precio de escasez.

La ENFICC es definida como 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. El maximo valor que remunera la

® Esquema implementado desde 1996 hasta 2006, el cual consistia en un ingreso para los
generadores que, como resultados de una simulacion de la operacion del sistema, le daban un

soporte a la capacidad del sistema cuando este enfrentaba situaciones extremas.



demanda a la ENFICC si esta es requerida es el precio de escasez. En la Figura
20 se presenta un esquema del cargo por confiabilidad.

Figura 20 Esquema cargo por confiabilidad
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En el esquema adoptado, los generadores declaran cual es su ENFICC, esto es,
de la energia firme que tienen, cuanta estan dispuestos a comprometer para
garantizar la confiabilidad del sistema en condicion critica, para que en
contraparte se les remunere por este concepto. No obstante, es probable que
para un afio determinado se presenten excesos o déficits de energia firme
disponible para el sistema, en consecuencia se defini6 un mecanismo que permite
asignar a cada generador, o futuro generador, la cantidad de energia firme con
gue se va a comprometer con el sistema, a tales cantidades se les denomina

Obligaciones de Energia Firme (OEF).

Las cantidades de OEF adjudicadas a cada agente y el precio de adjudicacion,
prima a ser pagada a los adjudicatarios, se establecen mediante una subasta,
subasta de reloj descendente, en la cual los generadores existentes

practicamente son tomadores de precio.

Aquellos generadores con proyectos que requieren periodos de construccion
superior a cuatro afios pueden ofertar sus proyectos posteriormente a la subasta,
siendo tomadores de precio con respecto al precio de cierre de la misma. En el

evento de disponerse de un exceso de oferta de las Generadores con Periodos de



Planeamiento Superior (GPPS), las cantidades de ENFICC se adjudican por una

subasta adicional.

En las siguientes tablas se presentan los resultados de la primera subasta que se

realiz6 en Colombia del cargo por confiabilidad en el 2008. La subasta de reloj

descendente después de un proceso de seis rondas cerré a un precio de 13 998

US$/MWh y asigno energia firme para el periodo que inicia el 1 de diciembre de

2012 hasta el 30 de noviembre de 2013 para las plantas existentes y hasta el 30

de noviembre de 2033 para plantas nuevas, adjudicando para las plantas

existentes un total de 62 860 GWh-afio y 3 009 GWh para nuevos proyectos

(Amoya, Gecelca 3 y Termocol). La subasta de GPPS se les remunerd con el

precio de cierre de la subasta de reloj descendente.

Tabla VI Resultados de subasta cargo por confiabilidad 2008 (tipo reloj

descendente)
N Capacidad (MW) | Entrada | ENFICC
0. de
Proyecto Promotor Tipo ; operacion | (GWh-
unidad a por _ 5
instalar | unidad Ll ao)
Tras Guarind Isagen Hidro Ago-2010
186
Tras Manso Isagen Hidro Dic-2011
Flores IV Termoflores | Gas Vapor 1 160 160( Abr-2011 3745
165| Ene-2011
165| May-2011
Porce IlI Epm Hidro 4 660 3354
165| Jun-2011
165| Sep-2011
Amoyé Isagen Hidro 2 78 39| Dic-2011 214
Gecelca 3 Gecelca Carbon 1 150 150| Dic-2012 1117
Termocol Polibras Fuel Qil 1 210 210| Dic-2012 1678

Fuente: CREG, XM




Tabla VII Resultados de subasta cargo por confiabilidad 2008 (tipo GPPS)

N Capacidad (MW) Entrada ENFICC
Proyecto Promotor Tipo S a por operacion | (GWh-
instalar | unidad | comercial afio)
Cucuana Hidro 2 60,0 30,0 Nov-2014 50
Miel Il Epsa Hidro 2 135,2 67,6 Nov-2014 184
273,3| Sep-2013
Sogamoso Isagen Hidro 3 820| 273,3| Nov-2013 3791
273,3| Nov-2013
El Quimbo Emgesa Hidro 2 400| 200,0| Nov-2014 1750
Porce IV Epm Hidro 2 400( 200,0 | Suspendido 1923
300,0| Dic-2017
Pescadero - Central i 300,0( Mar-2018
Iltuango Hidroituango Hidro 4 1200 300,0| Jun-2018 8563
300,0| Sep-2018

Fuente: CREG, XM

En el 2011 se realiz6 una segunda subasta de energia firme sus principales

resultados fueron:

La subasta de reloj descendente asign6 obligaciones por:

o 64,2 TWh-afio de energia firme para plantas y unidades existentes, entre
diciembre de 2015 y noviembre de 2016.

o 3,7 TWh-afio de energia firme para cinco nuevos proyectos de generacion

desde diciembre 2015 hasta noviembre de 2035. En la siguiente tabla se

presentan las caracteristicas de estos nuevos proyectos.

Tabla VIII Resultados de subasta cargo por confiabilidad 2011, para el periodo
2015-2016 (tipo reloj descendente)

L : : Entrada en
Ubicacién Tipo de OEF |Capacidad »
Proyecto Empresa . ) operacion
(Depto.) |Generaciéon | kWh-dia| (MW) :
comercial
Proyecto .
) o Energia de los ) . .
hidroeléctrico del Tolima Hidro 205 479 45 dic-2015

rio Ambeima

Andes




L : : Entrada en
Ubicacién Tipo de OEF |Capacidad »
Proyecto Empresa . ) operacion
(Depto.) |Generacién | kWh-dia| (MW) :
comercial
Central
hidroeléctrica ] o . .
Hidralpor Antioquia Hidro 547 945 78 dic-2015
Carlos Lleras
Restrepo
San Miguel La Cascada Antioquia Hidro 336 096 42 dic-2015
Gecelca 32 Gecelca Cérdoba Térmica |5 400 000 250 dic-2015
] ) Norte de o _
Tasajero Il Termotasajero Térmica (3192453 160 dic-2015
Santander

Fuente: CREG, XM

La subasta de energia para proyectos con periodos de construccidon mayor

(GPPS), dio como resultado dos nuevos proyectos de generacién que entraran a

partir del 2017, sus caracteristicas se indican en la Tabla IX. Adicionalmente, se

incrementaron las obligaciones asignadas a dos proyectos que ya estan en

construccion, los proyectos Sogamoso y Pescadero ltuango.

Tabla IX Resultados de subasta cargo por confiabilidad 2011, para los afios 2016 a
2012 (tipo GPPS)

- : Capa- | Entrada en
Ubicacion Tipo de OEF : :
Proyecto Empresa » 5 cidad | operacion
(Depto.) | Generacion | kWh-dia :
(MW) | comercial
Termonorte Termonorte Magdalena | Térmica 1696 427 88 dic-2017
) Produccion de ] ] ) .
Porvenir II ) Antioquia Hidro 3 958 904 352 dic-2018
Energia

Fuente: CREG, XM

Adicionalmente, la CREG establecié algunos mecanismos que denominé “anillos

de seguridad” para garantizar que la energia firme esta disponible cuando se

requiere. Estos son:

e Mercado secundario:

energia firme no comprometida que puede

respaldar el compromiso de generadores que OEF y por algin motivo

estan indisponibles.




e Demanda desconectable voluntariamente (DDV): Los generadores

pueden adquirir energia voluntariamente desconectable, que garantice que
en un evento de escasez el sistema no requerirA ENFICC para esa
demanda, usuarios elasticos, ya sea porque disponen de medios
alternativos para producir su energia eléctrica o de los mecanismos para
gestionar su uso (cogeneradores, autogeneradores o puede prescindir del
uso de la emergia). La CREG mediante la Resolucion 063 de 2010 regula

este anillo de seguridad.

e Subastas de reconfiguracién: son subastas que permiten al regulador

comprar o vender excedentes de ENFICC. Estas subastas se realizan con
uno o dos afios de anticipacion al afio de inicio de los compromisos de
energia firme, como resultado de la revision de las proyecciones de
demanda para establecer si hay exceso o déficit en las OEF adquiridas
previamente para ese afo. En la Resolucion CREG 051 de 2012 se definen
las reglas para realizar la subasta de reconfiguracion de venta y la subasta

de reconfiguracion de compra, respectivamente.

e Generacion de ultima instancia: un generador que haya adquirido OEF,

puede honrar su compromiso mediante la contratacién o instalacién de
plantas que no transen energia en el mercado de energia mayorista, se
exceptian los autogeneradores y cogeneradores que se encuentran en
operacion al momento del registro del anillo de seguridad, las cuales
pueden ser de dos tipos: i) construidas que no estan conectadas al SIN vy ii)
por construir o instalar. Mediante la Resolucion 153 de 2011 la CREG

establece las reglas para este anillo de seguridad.

Asi mismo, la CREG estableciéo un esquema de garantias para asegurar que los
generadores que adquieren OEF dispongan de la misma cuando se requiera y un
esquema de auditorias y pruebas en las diferentes etapas del cargo: adjudicacion,

construccion de los proyectos, disponibilidad de las plantas.



5.1.1.6 Regulacion primaria de frecuencia

Es la variacidon automatica, mediante el gobernador de velocidad, de la potencia
entregada por la unidad de generacion como respuesta a cambio de frecuencia en
el sistema. En Colombia, todas las plantas y/o unidades de generacion
despachadas centralmente estan en la obligacion de prestar este servicio, el cual

no es sujeto de remuneracion.
5.1.1.7 Regulacion secundaria de frecuencia

Es el ajuste automatico o manual de la potencia del generador para establecer el
equilibrio carga — generador. La regulacion automatica de generaciéon (AGC) es
un sistema para el control de la regulacion secundaria. La parte comercial esta
reglamentada por la Resolucion CREG 064 de 2000.

5.1.1.8 Transacciones internacionales de electricidad

e Transacciones Colombia — Ecuador:

Las Transacciones Internacionales de Electricidad de corto plazo (TIE), son
transacciones horarias originadas por el despacho econdémico coordinado, entre
los mercados de corto plazo de los paises miembros de la Comunidad Andina, en
Colombia, las TIE se realizan con Ecuador desde 2003.

Los principios para estas transacciones estan enmarcados en la Decision CAN
536 de 2002, la cual se suspendio por dos afios con la Decision CAN 720 de 2009
y recientemente la Decision CAN 757 de 2011 deroga la Decisiéon 720.

Para el caso Colombia - Ecuador, tanto el costo del transporte de la interconexion
del lado colombiano como del lado ecuatoriano hacen parte, respectivamente, de
los costos de los activos que se pagan con cargos por uso, lo que aligera el costo

de los intercambios.

Si bien todos los paises de la CAN suscribieron la Decision CAN 536, la realidad
muestra que la misma solo tuvo aplicacién para las transacciones entre Colombia
y Ecuador (un enlace a 138 kV entre Panamericana y Tulcan, y dos enlaces doble

circuito Jamondino — Pomasqui a 230 kV), al punto que las transacciones entre



Venezuela y Colombia nunca se han ajustado a lo planteado en la Decision CAN
536.

En 2009 la Decision CAN 536 de 2002 fue derogada por la Decisibn CAN 720,
estableciéndose un marco transitorio para las transacciones entre Colombia y
Ecuador, el cual basicamente se ajusta al contenido de la Decision CAN 536 con
algunas modificaciones, como son la asignacién de las rentas de congestion® y la

limitacion de las transacciones en condiciones de racionamiento.

Para ajustar el marco regulatorio colombiano a la Decision CAN 720 de 2009, la
CREG expidi6 las Resoluciones CREG 160 y 186 de 2009 la cual aplica
transitoriamente a los intercambios de energia eléctrica entre Colombia vy
Ecuador, principalmente estableciendo la forma como se reparten las rentas de
congestion y que la demanda del Ecuador no forma precio internamente en

Colombia.

En el 2011 las autoridades de la Comunidad Andina emitieron la Decisibn CAN
757, la cual mantiene la suspension de la aplicacién de la Decisién 536 por un

plazo de hasta dos afios. Otros aspectos importantes de esta Decision son:

e Se acordé6 que el despacho econdmico de cada pais considerara la oferta 'y la
demanda del otro pais equivalente en los nodos de frontera, en este sentido
las TIE se originarian en el despacho coordinado entre Colombia y Ecuador,

de conformidad con las respectivas regulaciones.

e Se permiten contratos bilaterales entre agentes de Colombia con agentes de

Peru, siendo Ecuador un pais de transito de energia.

Colombia cuenta con una capacidad de exportacion de 535 MW hacia Ecuador y
desde Ecuador se pueden importar 215 MW. Durante el 2011 se exportd hacia
Ecuador un total de 1 294,6 GWh un 62,3 % superior al presentado en el 2010.

De otra parte, Colombia import6 desde Ecuador 8,2 GWh valor inferior al

* Rentas de congestién: son rentas econémicas que se originan como efecto de la congestién de
un enlace internacional, son efecto de las diferencias de precios que se tienen en los nodos de

frontera congestionados, son de caracter temporal y depende de las expansiones en transmision.



registrado en 2010 (9,7 GWh).

En la Tabla X se presenta un resumen de las

transacciones TIE para Colombia y Ecuador en unidades de energia y en miles de

dolares.
Tabla X Resumen transacciones TIE para Colombiay Ecuador
Energia (GWh) Valor (Miles de US $)
Exportacion Importacién Exportacion Importacién Rentas fje
Congestién
Total 2003 1144,5 67,2 80 309,2 2334,7 44 347,75
Total 2004 1681,1 35,0 135 109,1 738,0 76 817,23
Total 2005 17579 16,0 151 733,7 509,8 75 580,96
Total 2006 1 608,6 11 127 104,5 50,0 56 865,04
Total 2007 876,6 38,4 66 269,4 1336,0 20 398,65
Total 2008 509,8 37,5 35908,4 23094 7 416,98
Total 2009 1076,7 20,8 107 751,0 1118,5 12 625,34
Total 2010 797,7 9,7 738215 565,4 7 493,62
Total 2011 1294,6 8,2 92 995,8 231,3 10 380.42
ene-12 26,8 0,1 1708,4 11 147,2
feb-12 8,3 0,1 596,0 3,1 19,0
mar-12 9,3 5,8 823,5 206,6 0,7
abr-12 19,0 0,1 1351,3 2,6 84,6
may-12 10,5 0,1 603,0 15 26,0
jun-12 17,1 0,0 13733 0,2 8,0
jul-12 17,4 0,0 1386,1 0,0 3,7
ago-12 4,3 0,1 430,5 9,5 0,3
sep-12 75,8 0,1 97931 3.4 0,0
oct-12 24,2 0,0 3243,6 4,1 31,1
Fuente: XM

e Transacciones Colombia — Venezuela:

Las interconexiones internacionales con Venezuela fueron los primeros enlaces

internacionales que se desarrollaron en Colombia (Cuestecita — Cuatricentenario
230 kV, San Mateo — Corozo 230 kV, Zulia — La Friall5 kV).

Los intercambios de energia entre Colombia y Venezuela, se ajustan a la

reglamentacion establecida en la Resolucion CREG 057 de 1998, que limita estos

intercambios a acuerdos comerciales entre agentes (no entre mercados), de tal




forma que para atender una demanda del otro pais se debe hacer por intermedio
de un comercializador local. Adicionalmente las exportaciones no ven el mismo
precio doméstico (se permite la discriminacion de precio). El costo del transporte
de los enlaces internacionales entre Colombia y Venezuela lo asumen totalmente

los agentes involucrados en cada pais.

Colombia cuenta con una capacidad de exportaciéon de 336 MW hacia Venezuela
y desde Venezuela se pueden importar 205 MW. Durante el 2011 se exporto
hacia Venezuela un total de 248,8 GWh, en el 2010 no se realizaron

exportaciones.

e Transacciones Colombia — Panama (futuros intercambios):

Desde hace varios afios se ha venido estudiando la iniciativa de desarrollar una
interconexién entre Colombia y Panama. Se prevé una linea en tecnologia HVDC,
de aproximadamente 600 km entre las subestaciones Cerromatoso en Colombia y
Panama en Panama, y capacidad de 300 MW en su primera etapa (posibilidad de
ampliacion a 600 MW).

Mediante la Resolucion CREG 055 de 2011 (modificada por las Resoluciones
CREG 041 y 056 de 2012) se defini6 la regulacion aplicable a los Intercambios
internacionales de energia y confiabilidad entre Colombia y Panama, en cuanto a
los aspectos operativos y comerciales, como resultado de la armonizacion
regulatoria realizada entre los dos paises. Las principales caracteristicas son: i)
proyectos de conexién a riesgo; ii) El esquema definido por los reguladores para
asignar los derechos de acceso es a través de una subasta publica; iii) los
ingresos basicos de la interconexion provienen de la venta (a generadores de
Colombia, Panaméa y el MER) de derechos financieros de acceso a la capacidad

de la linea.

Otros desarrollos regulatorios se han emitido en el proceso de armonizacion

regulatoria entre los paises:

e Resolucion de caracter general con la formulacion de las equivalencias de

energia firme y potencia firme (Resolucion CREG 052 de 2011).



e Resolucion de consulta (Resolucion CREG 04 de 2012) con las disposiciones

gue regiran los intercambios cuando haya racionamiento.

5.1.2 Mercado de contratos

5.1.2.1 Contratos bilaterales

Los contratos bilaterales son de caracter financiero, una cobertura de precio, por

tanto la entrega fisica la realiza el mercado spot. Los contratos deben ser

registrados ante el ASIC por las partes involucradas. Las condiciones de entrega

las definen los agentes involucrados, no obstante se deben tener en cuenta los

siguientes aspectos:

Los movimientos financieros de los recursos de los contratos bilaterales

son administrados por las partes involucradas directamente.

Las compras de energia efectuadas por comercializadores con destino a
usuarios regulados, mediante la suscripcion de contratos bilaterales, se
rigen por las disposiciones establecidas en las Resoluciones CREG 020 de
1996 y 167 de 2008, las cuales propenden por la competencia en este tipo

de transaccion.

Las compras de energia efectuadas por comercializadores con destino a
usuarios no regulados, mediante la suscripcion de contratos bilaterales, no
estdn reguladas y se negocian a precios y condiciones pactadas
libremente. Igual condicion rige para compras entre agentes generadores y

entre agentes comercializadores.

Para los contratos de energia que se celebren entre los generadores y los
comercializadores, se debe presentar la solicitud de registro ante el ASIC
con cinco dias de anticipacion a la fecha en la cual entra en operacion
comercial el contrato. El contrato debe contener reglas o procedimientos
claros para determinar hora a hora, las cantidades de energia exigibles

bajo el contrato, y el precio respectivo, durante su vigencia.

No hay restriccion sobre el horizonte de tiempo que deben cubrir los

contratos bilaterales, ni sobre la capacidad que un agente generador o



comercializador, puede comprometer en ellos. Es decision de los agentes
comercializadores y generadores su grado de exposicion a la bolsa.

En la Figura 21 se presenta el fundamento de la liquidacion de los contratos de
energia eléctrica en la bolsa para un generador y en la Figura 22 para un

comercializador. La liquidacion se realiza de la siguiente forma:

e Para los agentes generadores: si la diferencia generacion ideal menos

contratos es positiva, es una venta a la bolsa que se le abona al generador
en la cantidad que resulta de valorar la energia al precio de bolsa de la
hora correspondiente. Si por el contrario, la diferencia es negativa, es una
compra que se le factura por una cantidad igual a la diferencia valorada al
mismo precio de bolsa.

e Para los agentes comercializadores: se tiene en forma equivalente, el

balance demanda - contratos, la diferencia entre la demanda y los
contratos se factura al precio de bolsa. Si es positiva, es una compra a la
bolsa que se le factura al agente. Si es negativa, es una venta y como tal

se le abona.

Figura 21 Liquidacion de contratos en la bolsa para un generador
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Figura 22 Liquidacion de contratos en la bolsa para un comercializador
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En general, en Colombia se han aplicado diversas modalidades de contratos y

cada contrato regula los riesgos de las partes. No obstante, se pueden identificar

tres modalidades contractuales: pague lo contratado, pague lo demandado y

pague lo demandado condicionado, sus principales caracteristicas son:

Pague lo contratado: la parte vendedora asume la volatilidad de los

precios en la bolsa por las cantidades contratadas y en contraprestacion
recibe el precio acordado por el periodo de tiempo especificado. Si el
vendedor es un generador, el contrato pague lo contratado le permite
vender su produccion, las cantidades acordadas, al precio acordado y por
consiguiente disponer de un ingreso garantizado. El comprador debe recibir
dichas cantidades al precio acordado. Si el generador no dispone de la
energia debe comprarla en la bolsa, por tanto asume el riesgo de los
precios en la bolsa. De otra parte si el comprador no demanda todas las
cantidades acordadas, las cantidades no consumidas, las vende el

comercializador a precio de bolsa y le traslada esos recursos al usuario.

Pague lo demandado: en este tipo de contrato las cantidades vendidas

son inciertas y dependen de la demanda del comprador, si no hay

demanda no hay transaccion. Los precios se acuerdan entre las partes. Por



lo cual este tipo de contrato no garantiza un ingreso para el vendedor. En
este tipo de contrato el riesgo de cantidades y precios lo asume el

vendedor.

e Pague lo demandado condicionado: en este tipo de contrato el vendedor

asume el riesgo de precios y cantidades hasta una cantidad limitada. Al
igual que el contrato pague lo demandado no representa un ingreso estable
para el vendedor. El riego de cantidades y precios lo asume el vendedor

pero hasta un limite de cantidades.

Por otra parte, las garantias del contrato se pactan libremente. Sin embargo, el
vendedor del contrato debe cumplir con el establecimiento de las garantias en la
bolsa, puesto que todos los contratos se liquidan contra la bolsa (Resolucion
CREG 019 2006 y sus modificaciones).

Adicionalmente, los contratos deben ser registrados ante el ASIC, para que
puedan ser despachados en la bolsa, los términos y procedimientos para realizar
este registro se encuentran establecidos en las Resoluciones CREG 006 de 2003,
047 de 2007 y 013 de 2010, 156 y 157 de 2011 entre otras.

5.1.2.2 Contratos para el mercado regulado

La CREG en los ultimos afios ha venido desarrollando un propuesta regulatoria
para la creacion de un mercado organizado y centralizado de contratos de energia
denominado Mercado Organizado Regulado (MOR), el cual busca cubrir la
demanda regulada y no regulada, de manera voluntaria. Estas compras haran
parte de las transacciones de la bolsa de energia. La CREG publicé el proyecto

de resolucion, mediante la Resolucion CREG 090 de 2011.

El objetivo central de este modelo es que las ventas de los contratos de energia
tengan precios eficientes como los obtenidos en un mercado competitivo, cubrir la
demanda e igualar las condiciones de compra para todos los comercializadores.

Las principales caracteristicas propuestas para el MOR son:

e Producto estandarizado: equivalente a 1 000 kWh para un dia laboral, el
sabado equivale al 95 % y el domingo a un 85 % del dia laboral, con

perfiles de demanda horaria diferentes. El producto para la demanda no



regulada es de 40 kWh para cada hora del periodo de compromiso. El
periodo de compromiso es de un afio calendario tanto para la demanda

regulada como no regulada.

e La demanda objetivo sale de las proyecciones de demanda que reportan
todos los agentes que cubren demanda regulada, verificada por la CREG
con proyecciones de demanda de la UPME y de crecimientos historicos.

e Se proponen gque el MOR se realice a través de subastas de reloj
descendente o sobre cerrado. Este Ultimo caso se realiza cuando CREG

determine que hay un agente pivotal o que la oferta es insuficiente.

o Los compradores serian: demanda regulada (obligatoria) y demanda

no regulado (voluntaria) a través de un comercializador.
o Los vendedores seria: generador y comercializador con garantias.

o Los agentes que participen como comprador voluntario no podran
ser vendedores en la misma subasta, ni aquellos que tengan

vinculacién econémica.

e Las transacciones se realizan a través del MEM, se liquidan y se recaudan
por el ASIC.

e Se propone crear el mercado secundario del MOR para la demanda
regulada y la demanda no regulada, en el cual se busca flexibilizar, el
cubrimiento de la curva de demanda, comercializadores, y la oferta de
energia, generadores. El producto minimo que se transaria en este

mercado seria de un mes.
5.1.2.3 Contrato para el mercado secundario cargo por confiabilidad

Mediante la Resolucion CREG 071 de 2006 (y sus modificaciones, en particular
las Resoluciones CREG 079 y 096 de 2006) se establecié el esquema del cargo
por confiabilidad la modalidad de contratos para el mercado secundario de

energia firme para el cargo por confiabilidad.



El mercado secundario de energia firme es un mecanismo que le permite a cada
generador que determine que su energia no es suficiente para cumplir su OEF,
negociar con otros generadores que tengan energia de referencia para el
mercado secundario el respaldo de sus compromisos a través de contratos de

respaldo.

Estos contratos de respaldo celebrado entre generadores, como resultado de su
negociacion en el mercado secundario, se deben registrar ante el ASIC y su
contenido, forma y condiciones se pactan libremente entre las partes siguiendo

los lineamientos del mercado secundario establecido en la regulacién.
5.1.2.4 Contrato demanda desconectable voluntaria del cargo por confiabilidad

Mediante la Resoluciéon CREG 063 de 2010 se regula el anillo de seguridad del
cargo por confiabilidad denominado demanda desconectable voluntariamente
(DDV), en el cual los generadores pueden adquirir energia voluntariamente
desconectable, garantizando que en un evento de escases el sistema no requerira

ENFICC para esa demanda.

En este sentido las partes, generador y DDV representado por un
comercializador, deben firmar un contrato en el cual la DDV se obliga a reducir su
consumo de energia eléctrica del sistema interconectado nacional a cambio de un

precio que se obliga a pagar el generador.

La forma, contenido, garantias y condiciones de los contratos de la DDV se
pactan libremente entre las partes y deben contener, como minimo, la informacion
referente a la identificacion del generador y el comercializador, la identificacion del
usuario, el recurso de generacién asociado, la frontera comercial, la cantidad
diaria de DDV negociada en el contrato, expresada en kWh-dia, y el término de

duracion del contrato.
5.1.3 Cifras del mercado mayorista

A continuacion se presenta un resumen de las cifras del mercado de energia
mayorista colombiano desde el afio 2008 a corte 31 de diciembre de 2011. Los
valores corresponden a los montos liquidados y estdn dados en pesos

colombianos corrientes.



Tabla XI Resumen cifras del mercado mayorista de energia

Variables Unidad 2008 2009 2010 2011
Energia transada en bolsa GWh 16 468 17 939 18 251 16 787
Energia transada en contratos GWh 58 056 63 686 63 552 62 179
Total energia transada en el mercado GWh 74 524 81625 81 802 78 966
Desviaciones GWh 68 152 77 77
% de la demanda transado en bolsa % 30,30% | 32,10% 32,10% | 28,60%
% de la demanda transado en
% 136,90 % | 113,80 % 111,70% | 106,10 %
contratos
Precio medio en bolsa nacional $/kwh 89,0 139,5 130,4 76,2
Precio medio en contratos $/kwh 88,8 104,7 109,9 118,0
Compras en bolsa Millones | 1 466 194 | 2503 255| 2378933 1270 891
de pesos
Restricciones Millones | 34g338| 281677| 428255 691635
de pesos
Responsabilidad comercial AGC Millones 177 213| 174 863 188 545| 136 266
de pesos
Desviaciones Millones 5141 9552 5626 8075
de pesos
Cargos CND y ASIC Millones | 57573| 66496 70169| 67670
de pesos
Total transacciones mercado sin Millones
2054 159| 3035843 | 3068247 | 2174537
contratos de pesos
Valor transado en contratos Millones 5155785| 6 670480 | 6986575 | 7 338 582
de pesos
Total transacciones del mercado Millones
) 7209944 9706324 | 10054 822 | 9513 119
nacional de pesos
Rentas de congestion Millones | 14877 27817 7047 9 780
de pesos
Valor a distribuir cargo por i
o gop Millones | 4 455 504 | 1620 050| 1451 636| 1602635
confiabilidad de pesos
Fuente: XM

5.2 Mercado de energia minorista

En el mercado de energia minorista, existen dos tipos de mercados: i) mercado de

usuarios regulados y ii) el mercado de usuarios no regulados.

Segun la definicion de la Resolucion CREG 131 de 1998, para ser considerado

usuario no regulado se requiere tener una demanda promedio mensual de




potencia durante seis meses mayor a 0,1 MW o en energia de 55 MWh/mes. Asi
mismo es requisito indispensable tener un equipo de medicion con capacidad
para efectuar tele-medida y estar representado por un comercializador.
Adicionalmente, y de acuerdo con lo establecido en la Resolucion CREG 183 de
2009, el usuario no regulado que cumpliendo los requisitos minimos para ostentar
dicha condicion decida pasar al mercado regulado debe mantenerse en este
mercado y ser atendido como usuario regulado por un periodo minimo de tres

afnos.
5.2.1.1 Mercado de usuarios regulados

Para el mercado de usuarios regulados, la CREG estableci6 mediante la
Resolucién 119 de 2007 (modificada por las Resoluciones CREG 017 de 2008 y
156 de 2009), la formula tarifaria, la cual contiene los diferentes componentes que
definen el costo unitario del servicio (CU) que debe ser aplicado para determinar
las tarifas, las cuales a su vez resultan de aplicar el esquema de subsidios y

contribuciones establecidos en la Ley.

Esta formula tarifaria es un instrumento establecido para garantizar que el usuario
regulado perciba costos eficientes, la cual esta compuesta por los cargos de las
diferentes etapas de la cadena productiva: generacién (G), transmision (T),
distribucién (D), comercializaciéon (C), pérdidas (PR) y las restricciones (R), como

se indica a continuacion.

CUy, . = Gm + T + Dy + Cvyy + PRy + Ry 3)
CUfy = Cfn (4)
Donde,
CUynm: Representa el componente variable de la férmula tarifaria para el
nivel de tension n, en el mes m.
CUm: Representa el componente fijo de la formula tarifaria, no obstante

este valor es cero.

n: Nivel de tensién de conexion del usuario



m: Es el mes para el cual se calcula el costo unitario de prestacién del

servicio.

Variable G: corresponde al costo de compra de energia por parte del
comercializador y representa el costo de produccion de energia,
independientemente del sitio donde sea generada. Como se indicé anteriormente,
esta compra la puede realizar a través del mercado spot o de contratos

bilaterales.

Variable T: corresponde al pago del transporte de energia desde las plantas de
generacion hasta las redes regionales de transmision. Es una estampilla nacional,
cualquier usuario independientemente de su ubicacién geogréafica paga el mismo
valor. El valor de la estampilla corresponde a la aplicacion por parte de XM de la
metodologia definida por la CREG y contenida en la Resolucion 011 de 2009, la
cual es una metodologia de ingreso regulado, en tal sentido una vez establecido
el ingreso regulado a cada uno de los transportadores nacionales, el mismo
permanece constante, sujeto al cumplimiento de los requerimientos de calidad
establecidos en la mencionada resolucion. XM liquida y factura al comercializador

los cargos por la energia que este representa y este los transfiere al usuario.

Variable D: corresponde al valor que se paga por transportar la energia desde las
subestaciones del STN hasta el usuario final. Depende del nivel de tensién al que
esté conectado el usuario y del operador de red que lo atienda, ubicacion
geografica. Cada operador de red tiene cargos por nivel de tensién aprobadas por
la CREG, cuya metodologia se encuentra en la Resolucion CREG 097 de 2008 y
sus modificaciones. El distribuidor liquida y factura los cargos de distribucion al

comercializador y este transfiere el costo al usuario.

Variable Cv: remunera el margen de comercializar la energia e incluye los costos
variables de la actividad de comercializaciobn como los son: facturacién, lectura,

atencion, reclamos, entre otros.

Variable PR: corresponde a los costos de pérdidas de energia, pérdidas de
transporte y reduccion de las mismas. Las liquida el comercializador, con base en
los factores de pérdidas aprobados por la CREG para cada distribuidor, segun el

nivel de tensién en el que esté conectado.



Variable R: corresponde a los costos por restricciones y servicios asociados con
la generacion. Representa un sobrecosto de la operacion calculado
mensualmente por XM, y los liquida y los factura a los comercializadores en
proporcion a sus demandas comerciales. De tal forma que el precio unitario
cobrado a cada comercializador es el mismo. Los comercializadores trasladan
estos costos a los usuarios estableciendo un precio unitario que es la relacion de
los costos de restricciones que le factur6 el ASIC y las ventas del periodo
correspondiente. De esta forma los costos unitarios de restricciones de los

usuarios son diferentes entre comercializadores.
5.2.1.2 Mercado de usuarios no regulados

Los usuarios no regulados si bien no pueden acceder directamente a comprar en
la bolsa de energia, si pueden elegir el comercializador y pueden pactar con éste
libremente los precios de la energia, variable G, y de comercializacion, variable
Cv, las demas componentes de la férmula tarifaria (T, D, PR y R) son un “pass-

trough” que se les traslada directamente a los usuarios.
5.2.1.3 Subsidios y contribuciones

La Ley 142 de 1994 en particular los articulos 87, 89 y 99, y la Ley 143 de 1994
Articulos 60., 23 Literal h y 47, fijaron subsidios y contribuciones a la prestacion

del servicio de electricidad (CU).

Los porcentajes de subsidios y contribuciones que contienen las tarifas finales, no
dependen de la CREG sino que son fijados por el Congreso de la Republica de
Colombia a través de leyes (articulo 116 de la Ley 812 de 2003; Articulo 3 de la
Ley 1117 de 2006; articulo 1 de la Ley 1428 de 2010). La tarifa, es entonces, el
cobro que se le hace al usuario dependiendo de su estrato o caracterizacion

socioecondmica, industrial o comercial.

En cumplimiento de lo dispuesto en la Ley 1428 de 2010, la CREG mediante la
Resolucion 186 de 2010 establecio que la aplicacion de subsidios al costo de
prestacion del servicio publico domiciliario de energia eléctrica para los usuarios

de los estratos uno, dos y tres, a partir del mes de enero de 2011 y hasta



diciembre de 2014, debe aplicarse al denominado consumo de subsistencia®. Los
usuarios de los estratos uno, dos y tres reciben subsidios equivalentes al 60 %, 50

% y 15 % respectivamente.

Los usuarios del estrato cuatro, los servicios especiales como hospitales, clinicas,
puestos y centros de salud, centros educativos y asistenciales sin animo de lucro,
no reciben subsidio ni contribuyen. Los usuarios de los estratos cinco y seis asi
como los usuarios pertenecientes al sector comercial, pagan una contribucién del

20 % sobre el costo de prestacion del servicio.

El articulo 2 de la Ley 1430 de 2010 reglamentado por el Decreto 2915 de 2011
del Ministerio de Hacienda y Crédito Publico, estableci6 que los usuarios
industriales tienen derecho a descontar del impuesto de renta a cargo, por el afio
gravable 2011, el cincuenta por ciento (50 %) del valor total de la sobretasa y que
dichos usuarios no seran sujetos del cobro de la contribucion a partir del afio
2012. En las siguientes figuras se presenta un resumen de las tarifas de energia

para los usuarios residenciales y no residenciales, respectivamente.

Figura 23 Tarifas de energia para usuarios residenciales

Estratificacion
1 Bajo — Bajo
) Reciben SUBSIDIO sobre el
2 Bajo consumo de subsistencia
3 [Medio - Bajo
4 |Medio =3 Paga el costo del servicio
5 Medio — Alto .
Paga CONTRIBUCION del 20%
6 |Alto
- - Maximo % de subsidio
Consumo de Subsistencia
- Estrato Subsidio
Altitud (m.s.n.m) | Consumo (kWh/mes) -
<1000 173 ! 60%
2 50%
==1000 130
3 15%

® Por disposicion de la Resolucion UPME 0355 de 2004, para los municipios localizados en
altitudes superiores o iguales a 1 000 metros el valor del consumo de subsistencia (CS) es 130

kWh-mes, y en altitudes menores a 1 000 metros el CS es 173 kWh-mes para el afio 2007.



Figura 24 Tarifas de energia para usuarios no residenciales

Tipo Usuario Contribucién
. NO
Industrial (a partir de 2012)
Comercial S (20%)
Oficial NO
Especial asistencial (Hospitales, Clinicas,
NO
puestos de salud)
Especial Educativo (Colegios y
- - NO
Universidades)
Industrial Bombeo (Prestacién servicio de
. NO
acueducto y alcantarillado)
Distrito de riego (Tienen un régimen especial
P NO
de subsidios).

6 FORMULA TARIFARIA DE ENERGIA
ELECTRICA EN COLOMBIA

6.1 Aspectos legales a considerar en el establecimiento en

Colombia

6.1.1 Criterios legales para el establecimiento de las formulas tarifarias

La Ley 142 de 1994 denominada la Ley de Servicios Publicos Domiciliarios,
establece de forma explicita y taxativa los criterios que deben acoger las
comisiones de regulacion para establecer las formulas tarifarias que deben aplicar
los prestadores del servicio a los consumos de los usuarios, igualmente define el

alcance de tales criterios.
A continuacion se presentan tales principios y su alcance:

“Articulo 87. Criterios para definir el régimen tarifario. El régimen tarifario
estara orientado por los criterios de eficiencia econdémica, neutralidad,
solidaridad, redistribucion, suficiencia financiera, simplicidad vy

transparencia.

87.1. Por eficiencia econdémica se entiende que el régimen de tarifas

procurard que éstas se aproximen a lo que serian los precios de un



mercado competitivo; que las formulas tarifarias deben tener en cuenta no
solo los costos sino los aumentos de productividad esperados, y que éstos
deben distribuirse entre la empresa y los usuarios, tal como ocurriria en un
mercado competitivo; y que las formulas tarifarias no pueden trasladar a los
usuarios los costos de una gestion ineficiente, ni permitir que las empresas
se apropien de las utilidades provenientes de practicas restrictivas de la
competencia. En el caso de servicios publicos sujetos a formulas tarifarias,
las tarifas deben reflejar siempre tanto el nivel y la estructura de los costos

econdmicos de prestar el servicio, como la demanda por éste.

87.2. Por neutralidad se entiende que cada consumidor tendra el derecho a
tener el mismo tratamiento tarifario que cualquier otro si las caracteristicas
de los costos que ocasiona a las empresas de servicios publicos son
iguales. El ejercicio de este derecho no debe impedir que las empresas de
servicios publicos ofrezcan opciones tarifarias y que el consumidor escoja

la que convenga a sus necesidades.

87.3. Por solidaridad y redistribucién se entiende que al poner en practica
el régimen tarifario se adoptaran medidas para asignar recursos a "fondos
de solidaridad y redistribucion”, 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

béasicas.

87.4. Por suficiencia financiera se entiende que las formulas de tarifas
garantizaran la recuperacion de los costos y gastos propios de operacion,
incluyendo la expansion, la reposicion y el mantenimiento; permitiran
remunerar el patrimonio de los accionistas en la misma forma en la que lo
habria remunerado una empresa eficiente en un sector de riesgo
comparable; y permitirdn utilizar las tecnologias y sistemas administrativos

gue garanticen la mejor calidad, continuidad y seguridad a sus usuarios.

87.5. Por simplicidad se entiende que las formulas de tarifas se elaboraran

en tal forma que se facilite su comprension, aplicacion y control.



87.6. Por transparencia se entiende que el régimen tarifario sera explicito y
completamente publico para todas las partes involucradas en el servicio, y

para los usuarios.

87.7. Los criterios de eficiencia y suficiencia financiera tendran prioridad en
la definicion del régimen tarifario. Si llegare a existir contradiccion entre el
criterio de eficiencia y el de suficiencia financiera, debera tomarse en
cuenta que, para una empresa eficiente, las tarifas economicamente

eficientes se definirAn tomando en cuenta la suficiencia financiera.

87.8. Toda tarifa tendréa un caracter integral, en el sentido de que supondra
una calidad y grado de cobertura del servicio, cuyas caracteristicas
definirdn las comisiones reguladoras. Un cambio en estas caracteristicas

se considerara como un cambio en la tarifa.

87.9. Cuando las entidades publicas aporten bienes o derechos a las
empresas de servicios publicos, podran hacerlo con la condicion de que su
valor no se incluya en el célculo de las tarifas que hayan de cobrarse a los
usuarios de los estratos que pueden recibir subsidios, de acuerdo con la
ley. Pero en el presupuesto de la entidad que autorice el aporte figuraran el
valor de éste y, como un menor valor del bien o derecho respectivo, el
monto del subsidio implicito en la prohibicion de obtener los rendimientos

que normalmente habria producido.

Paragrafo 1o. Cuando se celebren contratos mediante invitacion publica
para que empresas privadas hagan la financiacion, operacion y
mantenimiento de los servicios publicos domiciliarios de que trata esta Ley,
la tarifa podra ser un elemento que se incluya como base para otorgar
dichos contratos. Las formulas tarifarias, su composicion por segmentos, su
modificacion e indexacion que ofrezca el oferente deberan atenerse en un
todo a los criterios establecidos en los articulos 86, 87, 89, 90, 91, 92, 93,
94, 95 y 96, de esta Ley. Tanto éstas como aquellas deberan ser parte
integral del contrato y la Comision podra modificarlas cuando se
encuentren abusos de posicion dominante, violacidon al principio de

neutralidad, abuso con los usuarios del sistema. Intervendrad asimismo,



cuando se presenten las prohibiciones estipuladas en el articulo 98 de esta
Ley. Con todo las tarifas y las formulas tarifarias podran ser revisadas por
la comisioén reguladora respectiva cada cinco (5) afios y cuando esta Ley

asi lo disponga.

Paragrafo 2. Para circunstancias o regimenes distintos a los establecidos
en el paragrafo anterior, podran existir metodologias tarifarias definidas por
las comisiones respectivas. Para tal efecto, se tomaran en cuenta todas las

disposiciones relativas a la materia que contiene esta Ley.

Articulo 88. Regulacion y libertad de tarifas. Al fijar sus tarifas, las
empresas de servicios publicos se someteran al régimen de regulacion, el
cual podré incluir las modalidades de libertad regulada y libertad vigilada, o

un régimen de libertad, de acuerdo a las siguientes reglas:

88.1. Las empresas deberdn cefiirse a las formulas que defina
peridodicamente la respectiva comision para fijar sus tarifas, salvo en los
casos excepcionales que se enumeran adelante. De acuerdo con los
estudios de costos, la comision reguladora podra establecer topes maximos
y minimos tarifarios, de obligatorio cumplimiento por parte de las empresas;
igualmente, podra definir las metodologias para determinacion de tarifas si

conviene en aplicar el régimen de libertad regulada o vigilada.

88.2. Las empresas tendran libertad para fijar tarifas cuando no tengan una
posicion dominante en su mercado, segun analisis que hara la comision

respectiva, con base en los criterios y definiciones de esta Ley.

88.3. Las empresas tendran libertad para fijar tarifas, cuando exista
competencia entre proveedores. Corresponde a las comisiones de
regulacion, periddicamente, determinar cuando se dan estas condiciones,

con base en los criterios y definiciones de esta Ley.
6.1.2 Vigencia de las formulas tarifarias

Las situaciones bajo las cuales una empresa puede solicitar la modificacion de
sus tarifas se enmarcan en situaciones especificadas en el articulo 126 de la Ley
143 de 1994 y las mismas se formalizan mediante la expedicion de actos



administrativos de las respectivas comisiones de regulacion. Estas condiciones

estan dadas por:

e Que antes de culminar el periodo tarifario haya acuerdo entre la empresa
de servicios publicos y la comision para modificarlas o prorrogarlas por un

periodo igual.

e De oficio 0 a peticion de parte, cuando sea evidente que se cometieron
graves errores en su célculo, que lesionan injustamente los intereses de los

usuarios o de la empresa;

e Que ha habido razones de caso fortuito o fuerza mayor que comprometen
en forma grave la capacidad financiera de la empresa para continuar
prestando el servicio en las condiciones tarifarias previstas. Vencido el
periodo de vigencia de las formulas tarifarias, continuaran rigiendo mientras

la comisién no fije las nuevas.

En caso de no presentarse ninguna de estas condiciones, las formulas tarifarias

tendran una vigencia de cinco afios.

La férmula tarifaria contiene los diferentes costos eficientes de cada una de las
actividades de la cadena eléctrica que definen el costo unitario (CU), de la
prestacion del servicio de energia eléctrica al usuario final regulado que debe ser
aplicado para determinar las tarifas, las cuales a sus vez resultan de la aplicacion

del esquema de subsidios y contribuciones establecidos por la ley colombiana.

La formula tarifaria vigente para el servicio de energia eléctrica en Colombia, fue
adoptada mediante la Resolucion CREG 119 de 2007, modificada vy
complementada por las Resoluciones CREG 017 de 2008, 158 de 2009 y 173 de
2011, y se presenta a continuacion:

CUVn_m,i_]- = Gm,i,j + Ty + Dy + Cvm,i,j + PRn,m,i,j + Rpi ()

Donde,



CUvpm:

CUfn:

C':‘m,i,j:

Tm:

D

CVm'i’jZ

PRn’m’i’j:

Componente variable del costo unitario de prestacion del servicio
($/kWh) para los usuarios conectados al nivel de tension n,
correspondiente al mes m, del comercializador minorista i, en el

mercado de comercializacion j.

Representa el componente fijo de la férmula tarifaria, no obstante

este valor es cero, actualmente.
Nivel de tensién de conexién del usuario.

Es el mes para el cual se calcula el costo unitario de prestacion

del servicio.
Comercializador Minorista.
Es el mercado de comercializacion.

Costo de compra de energia ($/kWh) para el mes m, del

comercializador minorista i, en el mercado de comercializacion j.

Costo por uso del sistema nacional de transmision ($/kWh) para el

mes m.

Costo por uso de sistemas de distribucion ($/kWh)

correspondiente al nivel de tension n para el mes m.

Margen de comercializacion correspondiente al mes m, del
comercializador minorista i, en el mercado de comercializacion |
que incluye los costos variables de la actividad de

comercializaciéon, expresado en ($/kwWh).

Costo de compra, transporte y reduccion de pérdidas de energia
($/kWh) acumuladas hasta el nivel de tension n, para el mes m,
del comercializador minorista i, en el mercado de

comercializacion j.

Costo de restricciones y de servicios asociados con generacion en

$/kWh asignados al comercializador minorista i en el mes m.



En particular para los usuarios no regulados, los cuales son usuarios cuya
instalacion supera los 0,1 MW o su consumo de energia de 55 MWh/mes, pueden
elegir el comercializador y pactar con éste libremente los precios de la energia
(Gm,j) Yy de comercializacion (Cvp,j), las demas componentes de la formula
tarifaria (Tm, Dm, PRamij Rmi) son un “pass-trough” que se les traslada

directamente a los usuarios.

En la Figura 25 se presenta el costo unitario de la prestacion del servicio de
energia eléctrica en el nivel de tension 1. En promedio, para los mercados
consultados, el CU fue de aproximadamente 359,8 $/kWh en junio de 2012, 360
$/kWh en julio de 2012 y 370,2 $/kWh en agosto de 2012.



Figura 25 CU de la prestacién del servicio de energia eléctrica en el nivel de tension 1

=jul-12 mago-12

mjun-12

(s@1ua1109 $ - YM/$) sol1oaid

Mercado

Fuente: Boletin Tarifarios SSPD, Publicaciones de las empresas, Prensa.



6.2 Componente de generacion (G)

El costo de compra de energia por parte del comercializador, el cual representa el
costo de produccion de energia independientemente del sitio donde sea
generada, se puede realizar a través del mercado spot o de contratos bilaterales
(Ver Capitulo 5).

Para determinar el precio de la energia que puede aplicar el comercializador a los
consumos del usuario, la CREG ha previsto tres fases:

e Primera fase: sin aplicacion del mercado organizado regulado (MOR).

e Segunda fase: aplicaciéon del MOR y contratos bilaterales vigentes con

destino al mercado regulado.
e Tercera fase: aplicacién del MOR.

Como se observa estas fases dependen de la aplicacion del MOR, el cual es una
propuesta regulatoria que ha adelantado la CREG en los ultimos afios, cuyo
objetivo es crear un mercado organizado y centralizado de contratos de energia
para cubrir la demanda regulada y no regulada (de manera voluntaria), estas
compras harian parte de las transacciones de la bolsa de energia. La ultima
version de esta propuesta regulatoria fue en el 2011 mediante la Resolucién
CREG 090.

6.2.1 Primera Fase

De acuerdo con lo anterior, actualmente se aplica la primera fase la cual se

presenta a continuacion:

Gmij = Q¢ * (@i * Py + (1 —ayj) * Mcp—y)

(7)
+ (1 - Qcm—l,i) * Pbm—l,i + A]m,i
) CCm—1,

Donde,

m: Mes en el que se va a aplicar la tarifa.



QCm-1,i:

(1-Qc):

CCm_]_’i:

PCm-1i:

Pbm.l’i:

Comercializador minorista i.
Mercado de comercializacion j.

Demanda comercial regulada del comercializador minorista i en el

mes m-1.

Representan la proporcion de las cantidades contratadas (para
atender el mercado regulado) por el comercializador que atiende
al usuario, este valor no puede ser mayor a 1 para efectos de

determinacion del G.
Representa las cantidades no contratadas o compradas en bolsa.

Energia comprada mediante contratos bilaterales por el
comercializador minorista i con destino al mercado regulado en el

mes m-1.

Costo promedio ponderado por energia, expresado en $/kWh, de
las compras propias del comercializador minorista i mediante
contratos bilaterales con destino al mercado regulado, liquidados

en el mes m-1.

Costo promedio ponderado por energia, expresado en $/kWh, de
todos los contratos bilaterales liquidados en el mercado de
energia mayorista en el mes m-1 con destino al mercado

regulado.

Ponderador de las compras propias y del mercado mediante
contratos destinados al mercado regulado. El a es un elemento
heredado de la formula tarifaria anterior, era un elemento
dinamico, pero en la Resolucion CREG 119 de 2007, se
establecio como un valor fijo correspondiente al valor vigente a
enero de 2007.

Precio de bolsa al cual comproé el comercializador en la bolsa (no

se diferencia si es para el mercado regulado o no regulado).



AJ:

Factor de ajuste que se aplica al precio maximo de compra de

energia, expresado en $/kWh. El cual busca mantener las

variaciones de precio en un rango que no supere el 30 % con

respecto a un valor de referencia, determinado por los demas

elementos del Q diferentes al AJ, en el periodo anterior. Este

factor se calcula asi:

. , ADy,
A, = min [(Maxm - CRm),m] 9)
Max,, = REE,, 1,3 (10)
ADy, = [ADm—l + (CRm—l - Gm—l) * VRm—l] * (1 + i) (11)
REFE, = Qcp_q1; * (ocl-,j * PCpy_q i + (1 — oci,j) * Mcm_l) w2
+ (1= Qem-1,1) * Meyy
CRy = Qe * (aij * Pepy; + (1 —ay;) * Mcy_q) 13

+ (1 - Qcm—l,i) * Pbyy_qi

Donde:

m: Mes para el cual se calcula el costo unitario de prestacion
del servicio.

Adm: Factor de ajuste que se aplica al costo maximo de compra
de energia expresado en $/kWh del comercializador i para
el mes m.

VRm: Ventas de energia al mercado regulado para el mes m del
comercializador i, expresado en kWh.

ADp: Saldo acumulado de las diferencias entre el costo

reconocido CRy,; y el valor trasladado en la tarifa Gn,; del

comercializador i, expresado en $.

Tasa de interés nominal mensual que se le reconoce al
comercializador minorista por los saldos acumulados en la

variable AD. Este valor es el promedio de la tasa de



créditos de tesoreria reportada por los establecimientos
bancarios a la Superintendencia Financiera para el ultimo

mes disponible.

MAX: Valor maximo a trasladar, expresado en $/kWh, en el mes

m, por el comercializador i.

REF: Valor de referencia, expresado en $/kWh, que aplicara el

comercializador i, en el mes m.

CRm: Costo reconocido de compra de energia ($/kwWh) para el
mes m del comercializador i. Este valor equivale al valor del

componente G, descontado la variable AJ,.

Como puede verse el componente G es bastante dinamico, puesto que varios de
los factores que lo determinan son dinamicos, entre otros eventos que pueden
variar el G estan: La terminacion de un contrato, la entrada de un nuevo contrato,
el precio de bolsa, el precio promedio de los contratos del mercado con destino al

mercado regulado.
6.2.2 Segunday tercera fase

Cuando se implemente el MOR, se prevé dos etapas, una primera en la cual el
MOR convive con los contratos bilaterales (segunda fase) y una etapa final en la

gue no hay contratos bilaterales (tercera fase).

Las férmulas a aplicar, previstas en la Resolucion CREG 119 de 2007, para estas

etapas estarian dadas por las siguientes ecuaciones:

6.2.2.1 Segunda fase
Gmij = QCm-1i * (@i * Pepmoy; + (1 — @y j) * Mcp—y)
+ QMORm_Li * Pvory_q T Qbm_1,i * Pby_1,; + Alm,i

QCm-1i + Qmorpy_y; T Qbm-1; =1 (15)

(14)

CCm-1,i CMORm—1
Cop_1: = —_— = |— 16
QCm-1, [DCRm_l’i QMORm-1,i DCRm_1; (16)



Siendo los Q (Qcm-1i » Qmor,y,_q; Y @bm-1,) las diferentes proporciones, con

respecto a la demanda comercial del agente, de las compras en cada mercado:
contratos, MOR o bolsa, en el periodo anterior al de fijacion del G.

El precio MOR (Pyor,,_,) corresponde a un promedio ponderado por cantidades

de los diferentes precios de las cantidades compradas en este mercado para el

periodo anterior al de fijacion del precio del G.

Para calcular el AJ se sigue el mismo procedimiento establecido anteriormente,
con la diferencia de que en el precio de referencia (REFy), las cantidades

compradas en bolsa se valoran con precio MOR (Pyg,,) Y €l costo reconocido de

compra de energia (CRy,) se establece con la componente G del periodo anterior

sin incluir el AJ, como se indica a continuacion:

REF, = Qcp_1; * (al-,j * PCpy_q i + (1 — ocl-,j) * Mcm_l) .
+ Qmorpm_1; * Pmorp_q T Qbm—1i * Pbp_1 ¢
CRy, = QCp—q * (ai,j * PCpy_q; + (1 — oci'j) * Mcm_l) 6
+ Qmorpm_1; * PMoRp_y T Qbm—1i * Pbp_1; 4o

6.2.2.2 Tercera fase

En la etapa final, en la cual no hay contratos bilaterales la férmula para establecer
el precio del G estaria dada por:

Gm,i = QMORm_Li * Pyorpy_q + Qbm_1,i * Phiy_q + Ay (19)

QmoRy_q T Qb1 =1 (20)

En esta etapa para el calculo del AJ, el precio de referencia (REF,) corresponde

al precio MOR (Pyog,,), Y €l costo reconocido de compra de energia (CRm)

corresponde al G del periodo anterior sin incluir en AJ como se indica a

continuacion:

REF, = Pyogr,, (21)

CRm = QmoRrp_1; * PMoRpm_1 T @Pm—1, * Pby_4 (22)



En la Figura 26 se presenta el costo de compra de energia por parte de los
comercializadores. En promedio, para los mercados consultados, el valor de la
componente de generacion fue de aproximadamente 128,10 $/kWh en junio de
2012, 131,22 $/kWh en julio de 2012 y 128,64 $/kWh en agosto de 2012.

Figura 26 Costo compra de energia (G)
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Fuente: Boletin Tarifarios SSPD, Publicaciones de las empresas, Prensa.
6.3 Componente de transmision (T)

El costo por uso del sistema nacional de transmision corresponde al pago del
transporte de energia desde las plantas de generacion hasta las redes regionales
de transmision.

Este costo es una estampilla nacional, cualquier usuario independientemente de
su ubicacién geografica paga el mismo valor. El valor de la estampilla
corresponde a la aplicacién de la metodologia definida por la CREG y contenida
en la Resolucion 011 de 2009 (modificada por la Resolucion CREG 025 de 2009),
la cual es una metodologia de ingreso regulado. En tal sentido, una vez



establecido el ingreso regulado a cada uno de los transportadores nacionales, el

mismo permanece constante, y solo se modifica en los siguientes eventos:

I.  Como resultado de la entrada en operacidn de proyectos convocados por la
Unidad de Planeacion Minero Energética (UPME).

Il.  Como resultado de aplicar la metodologia en lo referente a eventos de
orden publico que dejen fuera de servicio activos del STN por un periodo

superior a seis meses.

lll.  Ante eventos originados en activos de un transportador nacional que
ocasionen racionamiento de energia en una proporcion igual o superior al
dos por ciento de la energia esperada para el mercado de comercializacion

donde se produjo el racionamiento.

Mayor detalle de la metodologia de remuneracion de la actividad de transmision
de energia en el sistema de transmision nacional en Colombia se presenta en el
Capitulo 10, entre estos: determinacién de los activos a remunerar, esquema de
calidad, tasa de retorno de los activos, administracion, operacion y mantenimiento
(AOM).

Corresponde a XM calcular esta componente, para lo cual se requiere de una
parte determinar el ingreso regulado mensual de cada agente y la demanda
comercial del sistema. XM factura al comercializador los cargos por la energia que

este representa y este los transfiere al usuario.

En la Figura 27 se presenta el costo por uso del sistema nacional de transmision
($/kWh) desde enero de 2010 hasta agosto de 2012.



Figura 27 Costo por uso del sistema de transmision nacional (T)
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Fuente: Boletin Tarifarios SSPD, Publicaciones de las empresas, Prensa.
6.4 Componente de distribucion (D)

El costo por uso de sistemas de distribucion, el cual se compone de Sistemas de
Transmisién Regional (STR) y Sistemas de Distribucion Local (SDL), corresponde
al valor que se paga por transportar la energia eléctrica desde las subestaciones
del Sistema de Transmisién Nacional (STN) hasta el usuario final. Este costo
depende del nivel de tension al que esté conectado el usuario y del operador de

red que lo atienda, ubicacion geografica:

STR: Nivel IV: 57,5 kV < Tension Nominal < 220 kV

SDL: Nivel IlI; 30 kV < Tensiéon Nominal < 57,5 kV
Nivel Il 1 kV £ Tensiéon Nominal < 30 kV
Nivel I: Tension Nominal < 1 kV

Cada operador de red tiene cargos por nivel de tensién aprobadas por la CREG,
cuya metodologia se encuentra en la Resolucion CREG 097 de 2008 (modificada
y adicionada por las Resoluciones CREG 133 de 2008, 135 de 2008, 166 de



2008, 178 de 2008, 042 de 2009, 098 de 2009, 157 de 2009, 043 de 2010, 067 de
2010), en general:

e Los STR se remunera con una metodologia de ingreso regulado, en el cual
se hace el calculo anual considerando los cambios en la demanda y en la
inversion en todo el STR, en Colombia hay dos STR (norte, centro-sur) y
los usuarios conectados a un mismo STR pagan una estampilla Unica por
kwh.

e Los SDL se remunera con una metodologia de precio maximo, en el cual el

riesgo de demanda durante el periodo tarifario es asumido por el OR.

Mayor detalle de la metodologia para el establecimiento de los cargos por uso de
los STR y SDL se presenta en el Capitulo 11, entre estos: determinacion de los
activos a remunerar, esquema de calidad, tasa de retorno de los activos y
administracion, operacion y mantenimiento (AOM). De igual forma se profundizara
en el tema de las areas de distribuciéon (ADD) las cuales fueron definidas por el
Ministerio de Minas y Energia y cuya conformacion busca aproximar, hasta donde
ello sea factible, los cargos por uso Unicos por nivel de tension que enfrenten los
usuarios finales del sistema Interconectado Nacional, esta metodologia fue
determinada por la CREG mediante la Resolucion 058 de 2008 y posteriores
modificaciones, en cumplimiento del mandato del Decreto 388 de 2007
(modificado por el Decreto 1111 de 2008).

Es importante resaltar, que al distribuidor le corresponde liquidar y facturar los
cargos de distribucion al comercializador y este transfiere el costo al usuario. En
Colombia la distribucion puede desarrollarse conjuntamente con la

comercializacion en un régimen de separacion contable entre ambas actividades.

En la Figura 28 se presenta el costo de distribucién para el nivel de tension 1
($/kWh) que se trasladé a los usuarios en los meses de junio, julio y agosto de
2012, dependiente del mercado de comercializacion al cual se encuentra

conectado.



Figura 28 Costo de distribucién del nivel de tension 1 (D)
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Fuente: Boletin Tarifarios SSPD, Publicaciones de las empresas, Prensa.
6.5 Componente de comercializacion (C)

Los costos de comercializacion del servicio de electricidad tienen una componente
fija y una componente variable. Dado que en la actualidad no se cuenta con la
metodologia para la remuneracion de la actividad de comercializacion (propuesta
regulatoria presentada mediante la R. CREG 044 de 2012), los costos variables
de la comercializacion corresponden a los establecidos con base en la

metodologia de la Resolucion CREG 031 de 1997, de acuerdo con la siguiente

formula:
Componente Fija: Cfm = 0 (Cero) (23)
. . CERp—1i+CCDyp_1 i
Componente Variable: CVmi = Copp +— ;“+ = 4 CGyy, (24)
m-—1,i
Donde,
C*mt Costo de comercializacion definido de acuerdo con la siguiente

expresion:



CERm:

Vm-l,i:

CCDpma i

oG (1 — AIPSE) Py 25
™t CFM,_y IPC, (23)
Co*: El costo base de comercializacion expresado en
$/factura del comercializador, determinado con base en

lo dispuesto en la Resolucion CREG-031 de 1997

CFMy1: Consumo facturado medio del comercializador
minorista en el afio t-1 de los usuarios del mercado de
comercializaciébn correspondiente. (Total de kWh
vendidos a usuarios regulados dividido entre el total de
facturas expedidas a usuarios regulados, sin considerar

las debidas a errores de facturacion).

AIPSE:  Variacion acumulada en el indice de productividad del

sector eléctrico. Esta variacion se asumira como del 1%

anual.
IPCn1:  Indice de precios al consumidor del mes m-1.
IPCo: indice de precios al consumidor del mes al que esta

referenciado el C*.

Costo mensual de las contribuciones a las entidades de
regulacion (CREG) y control (SSPD) liquidado al comercializador
minorista i, conforme a la regulacion vigente. El costo mensual de
las contribuciones correspondera a una doceava parte del pago

anual que se efectia ala CREG y a la SSPD.

Ventas totales a usuarios finales, regulados y no regulados del

comercializador minorista i, expresadas en kwWh, en el mes m-1.

Costos de los servicios del CND y ASIC expresados en pesos ($)
asignados al comercializador minorista i, correspondientes al mes

m-1, de acuerdo con la regulacién vigente.



CGn: Costos de garantias en el mercado mayorista, expresados en $/kWh,
que se asignen al comercializador conforme la regulacion vigente. En la
transicion dichos costos corresponden a los que se ocasionan como
consecuencia de la Resolucion CREG 036 de 2006, o aquellas que la

adicionen, modifiquen o sustituyan

En la Figura 29 se presenta el costo de comercializacion ($/kwWh) que se traslado
a los usuarios en los meses de junio, julio y agosto de 2012.

Figura 29 Costo de comercializacién (C)
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Fuente: Boletin Tarifarios SSPD, Publicaciones de las empresas, Prensa.
6.6 Componente de pérdidas (PR)

Esta componente corresponde a los costos de i) las pérdidas eficientes de
energia; ii) transporte de las pérdidas eficientes de energia; y iii) los costos del
programa de reduccién de pérdidas no técnicas de energia eléctrica. El costo
trasladable al usuario final, se determina con base en la siguiente expresion:



PRmmn,ij =

Donde,

Gm,i,ji

IPRSTNm-1:

IPRn‘myj:

Tm:

CPROG; !

Gmij * (IPRymj+ IPRSTNy_1)  Tp % IPRym
1— (IPRym,; + IPRSTN,,_;) 1—1IPRy (26)

+ CPROGj

Costos de compra de energia ($/kwh) del comercializador

minorista i, en el mercado de comercializacion |, para el mes m.

Fraccion que corresponde a las pérdidas de energia por uso del
sistema de transmision nacional asignadas por el ASIC durante el

mes m-1.

Fraccion de las pérdidas de energia eficientes reconocidas por la
CREG, para el mercado de comercializacion j, en el mes m,
acumulados hasta el nivel de tension n del sistema de distribucion

respectivo.

Esta variable es igual al factor para referir las medidas de energia
del nivel de tensiéon n del operador de red j al STN (PRn,j) de que
trata el Cap. 12 de la Resolucion CREG 097 de 2008 (con
n=1,2,3,4).

En particular el factor para referir las medidas de energia del nivel
de tension 1 del operador de red j al STN (PR1,) se calcula
considerando el valor de las pérdidas reconocidas en el nivel de
tension 1 del OR j (Pj,1) resultante de la aplicacion de la
Resolucion CREG 172 de 2011.

Costo por uso del sistema nacional de transmision ($/kWh) para el

mes m.

Cargo en $/kWh por concepto del plan de pérdidas, del mercado

de comercializacion j, en el mes m.

Actualmente, la CREG se encuentra evaluando el programa de
reduccion de pérdidas no técnicas de los operadores de red que



presentaron el Plan en el 2012, de acuerdo con la metodologia
establecida en la Resolucion CREG 172 de 2011.

Las pérdidas son liquidadas por el comercializador, con base en los factores de

pérdidas aprobados por la CREG para cada distribuidor, segun el nivel de tension

en el que esté conectado.

En la Figura 30 se presenta el costo de pérdidas para el nivel de tension 1

($/kWh) que se trasladd a los usuarios en los meses de junio, julio y agosto de
2012.

Precios ($/kWh - $ corrientes)

Figura 30 Costo de pérdidas del nivel de tensién 1 (PR)
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Fuente: Boletin Tarifarios SSPD, Publicaciones de las empresas, Prensa.

6.7 Componente de restricciones (R)

Esta componente corresponde a los costos por restricciones y servicios asociados

con la generacion. Representa un sobrecosto de la operacion calculado

mensualmente por XM - ASIC, y los liquida y los factura a los comercializadores



en proporcion a sus demandas comerciales. De tal forma que el precio unitario

cobrado a cada comercializador es el mismo.

Los comercializadores trasladan estos costos a los usuarios estableciendo un
precio unitario que es la relacion de los costos de restricciones que le facturo el
ASIC y las ventas del periodo correspondiente. De esta forma los costos unitarios

de restricciones de los usuarios son diferentes entre comercializadores.

Estos costos se determinan segun la siguiente expresion:

Rm,i = CRSm—l,i/Vm—l,i (27)
Donde,
Rm.i: Costo de restricciones y de servicios asociados con generacion en
$/kWh asignados al comercializador minorista i en el mes m.
V- Ventas del comercializador minorista i en el mes m-1, expresado
en KWh con destino a usuarios regulados y no regulados de los
mercados de comercializacién que atienda.
CRSm1i Costo total de las restricciones expresado en pesos ($) asignados

por el ASIC al comercializador minorista i en el mes m-1.

En la Figura 31 se presenta el costo restricciones ($/kWh) que se traslado a los
usuarios en los meses de junio, julio y agosto de 2012.



Figura 31 Costo de restricciones (R)
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Fuente: Boletin Tarifarios SSPD, Publicaciones de las empresas, Prensa.

7 SUBSIDIOS Y CONTRIBUCIONES

7.1 Fundamento legal y regulatorio de subsidios vy

contribuciones
7.1.1 Constitucion Politica de Colombia de 1991
La Constitucion Politica de Colombia en el articulo 368 establece:

“La Nacion, los departamentos, los distritos, los municipios y las entidades
descentralizadas podran conceder subsidios, en sus respectivos
presupuestos, para que las personas de menores ingresos puedan pagar
las tarifas de los servicios publicos domiciliarios que cubran sus

necesidades basicas”.



7.1.2 Ley de Servicios Publicos Domiciliarios, Ley 142 de 1994

Los articulos 86 al 88 establece las reglas generales para la aplicacion del
régimen tarifario de los servicios publicos domiciliarios en Colombia, el articulo 89
contempla los criterios de solidaridad y redistribucién de ingresos y el articulo 90

presenta los elementos que deben contener como minimo las formulas tarifarias.

En materia de subsidios, los articulos 99 y 100 de la mencionada Ley establece la
forma de subsidiar y sus fuentes, las cuales pueden ser: i) aportes o
contribuciones de solidaridad que pagan los usuarios de los estratos 5y 6 y del
sector industrial y comercial; ii) subsidios que concedan las entidades territoriales
a través de ingresos corrientes y de capital, las participaciones en ingresos

corrientes de la nacioén, entre otros.

En particular para el sector eléctrico, se establece un esquema de subsidios
cruzados como mecanismo de financiaciobn y como herramienta se emplea la

estratificacién para poder focalizar dichos subsidios.

Adicionalmente la ley estable cuotas maximas para subsidiar los consumos
basicos o de subsistencia de los usuarios residenciales de menores ingresos,
para los usuarios de los estratos 1, 2 y 3 del 50 %, 40 % y 15 % respectivamente.
No obstante, las cuotas para los estratos 1 y 2 han sido modificadas (Ver numeral
7.1.4), manteniéndose el 15 % para el estrato 3. Por otro lado, se establecié una
contribucion de solidaridad maxima del 20 % del costo de prestacion del servicio
para los usuarios de los estratos 5 y 6, usuarios comerciales e industriales, para

estos ultimos la regla de contribucién cambié (Ver numeral 7.1.5).
7.1.3 Ley 143 de 1994

En concordancia con lo establecido en la Ley 142 de 1994, la Ley 143 de 1994 en
los articulos 6, 23 literal h y 47 fija las politicas de subsidios y contribuciones para

la prestacion del servicio de electricidad.



7.1.4 Ley 1117 de 2006

El articulo 3 de la Ley 1117 de 2006, modificado por el articulo 1 de la Ley 1428
de 2010 dispone lo siguiente para la aplicacién de subsidios de los servicios

publicos domiciliarios de energia eléctrica y de gas combustible por redes:

“Aplicacion de subsidios. La aplicacion de subsidios al costo de prestacion
del servicio publico domiciliario de energia eléctrica y de gas combustible
para uso domiciliario distribuido por red de tuberias de los usuarios
pertenecientes a los estratos socioeconémicos 1 y 2 a partir del mes de
enero de 2011 hasta diciembre de 2014, debera hacerse de tal forma que
el incremento tarifario a estos usuarios en relacibn con sus consumos
basicos o de subsistencia corresponda en cada mes como maximo a la
variacion del indice de Precios al Consumidor; sin embargo, en ningin
caso el porcentaje del subsidio serd superior al 60% del costo de la

prestacion del servicio para el estrato 1 y al 50% de este para el estrato 2.

Los porcentajes maximos establecidos en el presente articulo no aplicaran

para el servicio de energia eléctrica de las zonas no interconectadas.

La Comision de Regulacion de Energia y Gas (CREG) ajustara la
regulacién para incorporar lo dispuesto en este articulo a mas tardar el 31
de diciembre de 2010. Este subsidio podra ser cubierto con recursos de los
Fondos de Solidaridad, aportes de la Naciéon y/o de las entidades

territoriales.

PARAGRAFO. En los servicios publicos domiciliarios de energia y gas
combustible por red de tuberias, se mantendra en el régimen establecido

en la Ley 142 de 1994 para la aplicacion del subsidio del estrato 3”.
7.1.5 Ley 1430 de 2010

El articulo 2 de la Ley 1430 de 2010 reglamentado por el Decreto 2915 de 2011
del Ministerio de Hacienda y Crédito Publico, establecido que para los usuarios
industriales a los cuales se les aplica el 20 % de contribucion sobre el costo de
prestacion del servicio de energia eléctrica, tiene derecho a descontar del
impuesto de renta a cargo, por el afio gravable 2011, el 50 % del valor total de la



sobretasa y que dichos usuarios a partir del 2012 no seran sujetos del cobro de

esta contribucion.
7.1.6 Decreto 847 de 2001

El Decreto 847 de 2001 (modificado por los Decretos 201 de 2004, 1590 de 2004,
2287 de 2004, 4272 de 2004 y 549 de 2007) reglamenta las Ley 142 y 143 de
1994, 223 de 1995, 286 de 1996 y 632 de 2000, en relacion con la liquidacion,
cobro, recaudo y manejo de las contribuciones de solidaridad y de los subsidios
en materia de servicios publicos de energia eléctrica y gas combustible distribuido
por red fisica.

En este fondo se incorpora, tanto para energia como gas combustible distribuido
por red fisica, los recursos provenientes de los excedentes de la contribucion de
solidaridad una vez se apliquen para el pago de la totalidad de los subsidios

requeridos en las respectivas zonas territoriales (Ver Capitulo 8).
7.1.7 Resoluciones CREG

e Resolucién CREG 119 de 2007: mediante esta resolucion y sus
modificaciones, Resoluciones CREG 017 de 2008, 158 de 2009y 173 de

2011, se adopta la formula tarifaria para el servicio de energia eléctrica en

Colombia. La formula tarifaria contiene los diferentes costos eficientes de
cada una de las actividades de la cadena eléctrica que definen el CU, de la
prestacion del servicio de energia eléctrica al usuario final regulado (Ver
Capitulo 6). Aplicando la formula tarifaria se obtiene el Costo Unitario para

el estrato 4, que no incluye subsidios ni contribuciones

e Resolucién CREG 186 de 2010: en cumplimiento de lo dispuesto en la

Ley 1428 de 2010, la CREG establecié que la aplicacion de subsidios al
costo de prestacion del servicio publico domiciliario de energia eléctrica
para los usuarios de los estratos 1, 2 y 3, a partir del mes de enero de 2011
y hasta diciembre de 2014, debe aplicarse al denominado consumo de
subsistencia. Los usuarios de los estratos 1, 2 y 3 reciben subsidios

equivalentes al 60 %, 50 % y 15 % respectivamente.



7.1.8

Resoluciones UPME

Resolucion UPME 355 de 2004: estableciéo el Consumo de Subsistencia

en 173 kWh-mes, para alturas inferiores a 1 000 m.s.n.m. y en 130 kWh-
mes, para alturas iguales o superiores a 1 000 m.s.n.m. Al respecto, el

articulo 1 de la citada Resolucion, establece lo siguiente:

“ARTICULO 1o. CONSUMO DE SUBSISTENCIA. Se define como
consumo de subsistencia, la cantidad minima de electricidad
utiizada en un mes por un usuario tipico para satisfacer las
necesidades basicas que solamente puedan ser satisfechas
mediante esta forma de energia final. Se establece el Consumo de
Subsistencia en 173 kWh-mes para alturas inferiores a 1.000 metros
sobre el nivel del mar, y en 130 kWh-mes para alturas iguales o

superiores a 1.000 metros sobre el nivel del mar.”

Resolucion UPME 013 de 2005: establecié el consumo de subsistencia

para barrios subnormales en 184 kWh-mes para alturas inferiores a 1 000
m.s.n.m. y en 138 kWh-mes para alturas iguales o superiores a 1 000

m.s.n.m.

7.2 Esquema de subsidios y contribuciones en energia eléctrica

Para abordar el tema de subsidios y contribuciones en el servicio de energia

eléctrica es preciso tener en cuenta las siguientes definiciones:

Contribucién de Solidaridad: Es un recurso publico nacional, su valor
resulta de aplicar el factor de contribucién que determina la ley (20 %), a
los usuarios pertenecientes de los estratos 5 y 6 y sector comercial, sobre

el valor del servicio.

Subsidio: Es la diferencia entre lo que se paga por el servicio y el costo de
éste, cuando tal costo es mayor al pago que se recibe, y se refleja como el

descuento en el valor de la factura a los usuarios de menores ingresos.



e Consumo basico o de subsistencia: Es aquel que se destina a satisfacer
las necesidades basicas de los usuarios de menores ingresos. Es

determinado por la UPME.

e Costo unitario de prestacion del servicio de energia eléctrica (CU): Es
el costo econdmico eficiente de prestacion del servicio al usuario final
regulado, expresado en pesos por kilovatio hora ($/kWh) y en pesos por
factura que resulta de aplicar la formula tarifaria general establecida en la
Resolucion CREG 119 de 2007, y que corresponde a la suma de los costos

eficientes de cada una de las actividades de la cadena eléctrica.

e Tarifa: Es el valor resultante de aplicar al costo unitario de prestacion del

servicio el factor de subsidio o contribucion autorizado legalmente.

Asi las cosas, los usuarios de estrato 4 y/o usuarios no residenciales como:
especial asistencial®, especial educativo’ e industrial bombeo®, que no son
beneficiarios de subsidio ni estan sujetos al pago de contribucién, les corresponde

una tarifa igual al costo unitario de prestacion del servicio.

Los usuarios de los estratos 1, 2 y 3 reciben subsidios equivalentes hasta el 60 %,

50 % y 15 % respectivamente, del costo unitario de la prestacion del servicio.

Y los usuarios de los estratos 5y 6 y sector comercial contribuyen un 20 % sobre

el costo unitario de prestacion del servicio.

En particular, los distritos de riego tienen un régimen especial de subsidios, de

acuerdo con la Ley 1450 de 2011 articulo 64 el cual establece:

6 Especial asistencial: Usuarios especiales tales como hospitales, clinicas, puestos o centros de
salud, y demas instituciones asistenciales exentas de pago de contribuciéon conforme a lo

dispuesto por la ley.

Especial educativo: Usuarios especiales tales como colegios, universidades y demas

instituciones educativas exentas de pago de contribucién conforme a lo dispuesto por la ley.

® Industrial Bombeo: Usuarios cuyos consumos de energfa son utilizados especificamente en las
actividades operativas inherentes a la propia prestacion del servicio de acueducto y/o

alcantarillado.



“Articulo 64. Subsidio de energia para distritos de riego. La Nacion
asignara un monto de recursos destinados a cubrir el valor correspondiente
a un porcentaje del cincuenta por ciento (50%) del costo de la energia
eléctrica y gas natural que consuman los distritos de riego que utilicen
equipos electromecanicos para su operacion debidamente comprobado por
las empresas prestadoras del servicio respectivo, de los usuarios de los
distritos de riego y de los distritos de riego administrados por el Estado o
por las Asociaciones de Usuarios debidamente reconocidos por el
Ministerio de Agricultura y Desarrollo Rural.

Paragrafo 1°. Para el caso de los usuarios de riego cuya facturacién sea
individual, este beneficio se otorgard solo para aquellos que no posean

mas de cincuenta (50) hectareas.

Paragrafo 2°. Para efectos de la clasificacion de los usuarios del servicio de
energia eléctrica y gas natural, segun la Ley 142 de 1994, la utilizacion de
estos servicios para el riego dirigido a la produccion agropecuaria se
clasificard dentro de la clase especial, la cual no pagara contribucion.
Ademas con el objeto de comercializar la energia eléctrica y el gas natural,
los usuarios de los distritos de riego, se clasificardan como usuarios no

regulados.”

En la Figura 32 se presenta un esquematico de la aplicacion de subsidios y

contribuciones en el servicio de energia eléctrica en Colombia.



Figura 32. Aplicacion subsidios y contribuciones
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De acuerdo con las memorias al Congreso de la Republica 2011-2012 del
Ministerio de Minas y Energia, en el afio 2011 el Gobierno Nacional Colombiano
entregd $ 959 861 millones de pesos a través del Presupuesto General de la

Nacion (PGN) y se otorgaron $ 1 877 890 millones de pesos en subsidios.

Adicionalmente, se estima que en promedio, los usuarios del servicio de energia
eléctrica beneficiados fueron del estrato uno: 2 853 422, del estrato dos:
4 179 825 y del estrato tres: 2 366 951, para un total de usuarios beneficiarios de
9400 198.

Tabla Xl Subsidios, contribuciones y aportes de la nacion al sector eléctrico (2005-
2011) en millones de pesos colombiano

. o ) ; Aporte del
Afo Subsidios Contribuciones .
Presupuesto Nacional

2005 976 604 714 135 314 138




Afo Subsidios Contribuciones Aporte del
Presupuesto Nacional

2006 974 939 781 870 205 859
2007 1 090 656 854 050 304 646
2008 1397 034 954 318 59 912
2009 1753 602 1101 104 587 000
2010 1776 813 1214085 436 505
2011 1877 890 1301124 959 861

Fuente: MME, mayo 2012

En la Figura 33 se presenta la evolucion de subsidios, contribuciones y aportes
del PGN. En general, se observa que a partir del afio 2008 los requerimientos de

subsidios han crecido sustancialmente

contribuciones.

Figura 33 Evolucion de subsidios y contribuciones sector eléctrico (millones de
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En la Figura 34 y Figura 35 se presenta la evoluciéon de subsidios y contribuciones
por estrato, respectivamente, de acuerdo con la informacion del Sistema Unico de

m Contribuciones

Informacién (SUI) reportada por las empresas.

m Aporte del PGN

m Déficit



Como se indicé anteriormente los requerimientos de subsidios a partir del 2008
han crecido sustancialmente. En particular en el 2012 los subsidio otorgados para
los estratos uno y dos representaron el 46% respectivamente y el estrato tres el
8%.

Figura 34 Evolucién de subsidios sector eléctrico por estrato
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En el caso de las contribuciones se resalta la disminucion de aportes del sector
industrial en 2012 de aproximadamente el 74 % respecto al afio anterior, esto
como resultado de la implementacion del articulo 2 de la Ley 1430 de 2010 en la
cual se establecio el desmonte de la contribucion para los usuarios industriales a

partir del afio 2012.



Figura 35 Evolucién contribuciones sector eléctrico por estrato
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8 FONDOS DE APOYO PARA LA FINANCIACION
DE PROYECTOS DE ENERGIZACION

En Colombia existen diferentes fondos de apoyo de financiacion, los cuales son
instrumentos que permiten al estado realizar su funcion social en lo que tiene que
ver ampliacion y mejoramiento de la prestacion del servicio de energia eléctrica y
gas. En esta seccion se presenta, para el sector eléctrico, la normatividad y

principales caracteristicas para los siguientes fondos:

e Fondo de Apoyo Financiero para la Energizacion e las Zonas No
Interconectadas (FAZNI)

e Fondo de Apoyo Financiero para la Energizacion de las Zonas Rurales
Interconectadas (FAER)

e Programa de Normalizacion de Redes Eléctricas (PRONE)



e Fondo de Energia Social (FOES)
e Fondo de Solidaridad para Subsidios y Redistribucién de Ingresos (FSSRI)

8.1 Fondo de apoyo financiero para la energizacion de las zonas

no interconectadas (FAZNI)
8.1.1 Objetivo

El FAZNI fue creado mediante la Ley 633 de 2000, articulos 81 al 83, con el
objetivo de financiar planes, programas y/o proyectos priorizados de inversion
para la construccion e instalacion de la nueva infraestructura eléctrica y para la
reposicion o la rehabilitacion de la existente, con el propésito de ampliar la
cobertura y procurar la satisfacciéon de la demanda de energia en las zonas no

interconectada.
8.1.2 Financiacion

Los recursos del fondo provienes del recaudo que realiza el ASIC, a razon de un
peso ($1,00) moneda corriente por cada kilovatio-hora (kWh) despachado en la
bolsa de energia mayorista pago por los generadores de energia, e indexado

anualmente con el IPP.
8.1.3 Reglamentacion

El Decreto 1124 de 2008 el cual derogé el Decreto 2884 de 2001, reglamenta el
FAZNI, establece el comité administrador del FAZNI (CAFAZNI) que esta
conformado por el Ministro de Minas y Energia, por el Viceministro de minas y
energia y por el director de la UPME o sus respectivos delegados, de igual forma
el secretario del CAFAZNI sera un funcionario del MME, que no tendr& ni voz ni

voto.

El CAFAZNI aprobara, objetara e impartird instrucciones y recomendaciones
sobre los planes, programas y proyectos que por intermedio de su secretario le

hayan sido presentados para financiacion con cargo a los recursos del FAZNI.



8.1.4 Otra normatividad aplicable

Ley 1099 de 2006: “Por medio de la cual se prorroga la vigencia del

articulo 81 de la Ley 633 de 2000 y se dictan otfras disposiciones”, prorroga
la vigencia del FAZNI hasta el 31 de diciembre de 2014 y se establece que
todos los proyectos a financiar con fondos FAZNI seran presentados a la
entidad que designe el MME.

Resolucién CREG 102 de 2006: “Por la cual se adoptan los ajustes

necesarios a la regulacion vigente para dar cumplimiento al Articulo 1 de la
Ley 1099 de 2006”, establece que el ASIC es el encargado de liquidar,
facturar y recaudar de los agentes generadores de energia el tributo para el
fondo FAZNI, e incluye un costo variable (FAZNI) del generador para
efectos del precio de las ofertas en la bolsa de energia, como se indica a

continuacion:

FAZNI, = 1000 * [IPP(_1y/IPPy] (28)

Donde,

FAZNI;: Gravamen con destino al FAZNI ($/kwh) vigente para el
ano t.

IPPt-1): indice de precios al productor total nacional del mes de
diciembre del afo t-1, calculado por el Banco de la
Republica.

IPP(): indice de precios al productor total nacional del mes de

diciembre del afio 2006, calculado por el Banco de la

Republica.

2

Ley 855 de 2003: “Por el cual se definen las Zonas No Interconectadas’

define las localidades que se consideran como zonas no interconectadas —
ZNI y para prioridad a las zonas de Orinoquia, Amazonia y costa Pacifica

para efectos de inversién de los recursos del FAZNI.



8.1.5 Presentacion de los planes, programas y proyecto, destinacion vy

ejecucion de los recursos

Los mecanismos para presentar planes, programas y proyectos para ser
financiados con recursos FAZNI, establecidos en el articulo 7 del Decreto 1124 de
2008, son:

a) Invitaciones publicas disefladas por el MME para presentar proyectos de

inversion en infraestructura en las ZNI.

b) Invitaciones publicas disefiadas por el MME para la implementacién parcial o
total de la infraestructura requerida por medio de los esquemas sostenibles de
gestién para la prestacién del servicio de energia eléctrica en las ZNI de que
habla el art. 65 de la Ley 1151 de 2007.

c) Por iniciativa de los entes territoriales (ET), del Instituto de Planeacion vy
Promocién de Soluciones Energéticas (IPSE), o de las empresas prestadoras

del servicio de energia eléctrica.

Para los esquemas de presentacién de proyectos descritos en a) y b) anteriores,
el MME establece las condiciones de los proyectos en los reglamentos

respectivos.

Los recursos del FAZNI se ejecutaran por parte del MME quien definira las
politicas para su ejecucion, control y liquidacion. Para todo caso, las inversiones
tendran como titular a la Nacion — Ministerio de Minas y Energia en proporcion a

Su aporte.

Las inversiones realizadas con recursos FAZNI, deben estar definidas como
inversiones prioritarias en los planes de desarrollo territorial y en los programas de
Energizacion del MME para las ZNI elaborados conforme con los lineamiento de
politica establecidos por el Consejo Nacional de Politica Econémica y Social en
documentos Conpes 3108 de 2001 y 3453 de 2006.

8.1.6 Grupo de apoyo técnico

El IPSE es el encargado de emitir los conceptos de viabilidad técnica y financiera
para cada proyecto presentado para ser financiado con fondos FAZNI.



8.1.7 Estadisticas

En las siguientes tablas se resumen las inversiones con recursos FAZNI desde el
afio 2009 hasta el 2012 (preliminar) por departamento, asi mismo el nimero de

usuarios que se han beneficiado, informacion oficial del Ministerio de Minas y

Energia.

Tabla Xl Inversiones con recursos FAZNI (millones de pesos)

Departamento 2009 2010 2011 2012 * Total
Amazonas 4323 8 200 0 6 800 19 323
Antioquia 0 0 0 0 0
Caqueta 8 093 0 0 0 8 093
Casanare 0 0 0 0 0
Cauca 9120 37 802 82 403 0] 129325
Choco 0 0 0 0 0
Guainia 1336 0 0 0 1336
Guaviare 0 0 0 0 0
Meta 0 0 0 0 0
Nacional 0 0 0 0 0
Narifio 4196 25202 54 935 0 84 333
Putumayo 0 0 0 0 0
San Andrés Isla 0 15 000 0| 35000 50 000
Vaupés 26 422 37122 24 800 0 88 344
Vichada 3000 0 0 0 3 000
Total 56490 | 123326| 162138| 41800| 383754
Fuente: Ministerio de Minas y Energia; * Preliminar
Tabla XIV Usuarios beneficiados con recursos FAZNI

Departamento 2007 2008 2009 Total %
Nacional 23 563 23563 | 18,10 %
Narifio 8 100 1.831 7.097 17028 | 13,10%
San Andrés Isla 8471 8471 6,50 %
Caqueta 2962 2.393 5355 4,10 %
Cauca 980 6.093 7073 5,40 %
Chocé 4 469 4 469 3,40 %




Departamento 2007 2008 2009 Total %

Amazonas 6 740 6 740 5,20 %
Vichada 1982 2949 4931 3,80 %
Meta 1207 11 1218 0,90 %
Putumayo 2 309 2309 1,80 %
Guainia 2562 2562 2,00 %
Vaupés 557 557 0,40 %
Guaviare 912 9 921 0,70 %
Antioquia 729 729 0,60 %
Casanare 84 84 0,10 %
Total 56 325| 13546| 16139| 130 188| 100,00 %

Fuente: Ministerio de Minas y Energia

8.2 Fondo de apoyo financiero para la energizacion de las zonas

rurales interconectadas (FAER)

8.2.1 Objetivo

El FAER fue creado mediante la Ley 788 de 2002, articulo 105, con el objetivo de
ampliar la cobertura y procurar la satisfacciéon de la demanda de energia en las
zonas rurales interconectadas, conforme con los planes de ampliacion de
cobertura que estructuraran cada uno de los OR y que debera contar con la
viabilidad de la UPME.

8.2.2 Financiacion

Los recursos provienen del recaudo que realiza el ASIC, a razén de un peso con
treinta y cuatro centavos ($ 1,34) moneda corriente por cada kilovatio-hora (kwWh)
despachado en la bolsa de energia mayorista, pago por los propietarios de los

activos del STN. Este valor es indexado anualmente de acuerdo con el IPP.
8.2.3 Reglamentacién

El Decreto 1122 de 2008 el cual derog6 los Decretos 3652 de 2003 y 3704 de
2007, reglamenta el FAER. Este decreto establece el comité de administracion
FAER, reglamenta la informacién que deben presentar los OR y los ET para la
actualizacion y seguimiento del Plan Indicativo de Expansiéon de Cobertura del

servicio de energia eléctrica (PIEC), los criterios para la elaboracion, requisitos



bésicos y contenido del plan de expansién de cobertura que cada OR debe hacer

y entregar a la UPME, las reglas para la aprobacion de planes y ejecucion de

proyectos.

El CAFAER sera conformado por el Ministro de Minas y Energia, el Viceminstro

de Minas y Energia y por el director de energia del Ministerio de Minas y Energia

0 por sus respectivos delegados. EI CAFAER, tiene como funcién aprobar, objetar

e impartir instrucciones y recomendaciones sobre los planes, programas y

proyectos que hayan sido presentados para financiacion con recursos del FAER.

8.2.4 Otra normatividad aplicable

Articulo 115 de la Ley 1450 de 2011: establece que el fondo FAER se

siga conformando por los recursos econdmicos que recaude el ASIC

correspondiente a $ 1,34 por kilovatio hora despacho en la bolsa de

energia mayorista.

Ley 1376 de 2010: se extiende el término de vigencia del FAER hasta el 31
de diciembre de 2018.

Articulo 1 delalLey 1117 de 2006: programa de normalizacion de redes:

“El Gobierno Nacional llevara a cabo un programa de normalizacion de
redes eléctricas cuyos objetivos comprende la legalizacion de usuarios y la
adecuacion de las redes a los reglamentos técnicos vigentes, en barrios

subnormales, situados en municipios del Sistema Interconectado Nacional.

El programa seré financiado con recursos del Fondo de Apoyo Financiero
para la Energizacion de Zonas Rurales Interconectadas, creado por la Ley
788 de 2002, en un porcentaje de su recaudo hasta un veinte por ciento
(20%).

Las empresas distribuidoras y comercializadoras de energia eléctrica
participaran en los programas de normalizacion con recursos economicos,
aportando a titulo gratuito los disefios y especificaciones técnicas, asi como
la interventoria técnica. El término para la ejecucion del programa de

normalizacion de redes eléctricas sera igual a la vigencia definida para el



Programa de Apoyo para la Energizacion de las Zonas Rurales

Interconectadas”.

Resolucion CREG 068 de 2003 (Modificada por la Resolucién CREG
080 de 2011): "Por la cual se adoptan los ajustes necesarios a la

regulacion vigente para dar cumplimiento a lo establecido en el articulo 115
de la Ley 1450 de 20117, establece que el ASIC liquidard mensualmente la
contribucion para el FAER, el cual es incorporado al valor correspondiente
a los cargos regulados que se reconocen por el uso del sistema de

transmision nacional. La expresion para el célculo de la contribucion es:
VMR = ETDB . * FAER x [IPP_yy/IPP ] (29)

Donde,

VMR k: Valor de la contribucién en el mes m del afio k

ETDBmk: Energia total despachada en la Bolsa de Energia, en kWh,
para el mes m de consumo del afio k. Esta energia
corresponde a la generacion real de las plantas despachadas
centralmente, més las ventas en Bolsa de las plantas no
despachadas centralmente, incluyendo plantas menores,
cogeneradores y autogeneradores que participan en el

mercado mayorista.

FAER: Contribucién con destino al Fondo de Apoyo Financiero para
la Energizacion de las Zonas Rurales Interconectadas. Su
valor es 1,34 $/kWh.

IPP (-1): Hasta el 31 de diciembre de 2011 esta variable tendra un
valor igual a IPPo. Después, sera igual al indice de Precios
del Productor correspondiente al mes de diciembre anterior al

inicio del afo k.

IPP(0): indice de Precios del Productor correspondiente al mes de

junio del afo 2011,



e Resolucién UPME 180465 de 2012: por la cual se adopta el reglamento

de las convocatorias para la presentacion, evaluacion y aprobacion de los
planes de expansion de cobertura que presente los operadores de red, asi

como para la asignacion de recursos del FAER.

e Resolucion MME 180018 y 181056 de 2009: definen los criterios

generales para la aprobacion de los planes, proyectos y programas con

recursos del FAER y se crea el grupo técnico y operativo para el fondo
FAER.

8.2.5 Presentacion de los planes, programas y proyecto, destinaciéon vy

ejecucion de los recursos

De acuerdo con lo establecido en el reglamento de que trata la Resolucién UPME
180465 de 2012 se establece que:

e La asignacion de los recursos del fondo FAER destinados a la financiacion
de los proyecto o programas presentados por los OR tendran como objetivo
principal la construccion e instalacion de nueva infraestructura eléctrica en
las zonas rurales interconectadas, en zonas atendidas por los OR del SIN,
gue permitan ampliar la cobertura y procurar la satisfaccion de la demanda

de energia eléctrica.

e Los recursos del FAER no podran ser destinados para la compra de
predios, ni servidumbres, ni la ejecucion de los planes de mitigacion
ambiental necesarios para el desarrollo de los proyectos o programas de

electrificacion rural.

e Los proyectos o programas que buscan ser financiados con fondos FAER
deben tener relacion beneficio costo mayor que uno, u la asignacion de los

recursos sera a nivel de proyectos.

La metodologia y requisitos para la presentacion de proyectos o programas a ser
financiados con recursos FAER se presenta en el numeral 5.1 del Reglamento

anteriormente mencionado.



Todos los planes, programas y proyectos con fondo FAER deberan ser
considerados como inversion social y estos tendrdn como titular a la Nacion-MME.

La ejecucion de los recursos FAER estan a cargo del MME.
8.2.6 Grupo de apoyo técnico y operativo

El grupo de apoyo técnico y operativo para el fondo FAER, esta a cargo de la
direccidon de energia del Ministerio de Minas y Energia, el cual esta integrado por

dos funcionarios de la direccion de energia del MME y un funcionario de la UPME.
8.2.7 Estadisticas

En las siguientes tablas se resumen los montos aprobados del fondo FAER por
departamento, asi mismo el nimero de usuarios que se han beneficiado,
informacion oficial del Ministerio de Minas y Energia. En general, la suscripcion de
convenios en 2011 fue de $ 43 250 millones de pesos, beneficiando a 26 414

usuarios rurales.

Tabla XV Inversiones con recursos FAER (millones de pesos)

Departamento 2009 2010 2011 Total
hasta 2011

Antioquia 605 13561
Arauca 608 1015
Bolivar 6 010 6 786
Boyaca 3973 21715
Caldas 1603
Caqueta 3001
Casanare 655
Cauca 3433 13 051 56 584
Cesar 3558 4 463
Cérdoba 2 006 5892 11117
Cundinamarca 4011
Huila 3747
La Guajira 4 480 6 550
Magdalena 7 000 9 007
Meta 208
Narifio 610 1358 9292
Norte de Santander 11 688 37 230




Departamento 2009 2010 2011 fotal
hasta 2011

Putumayo 841 4 630
Santander 528 6 790
Sucre 20 000 9.243 33 243
Tolima 4 875 11.840 1375 32126
Valle 232 3420
Total 48 871 21.082 43 251 270 753

Fuente: Ministerio de Minas y Energia

Tabla XVI Usuarios rurales beneficiados FAER con servicio de energia

Departamento 2009 2010 2011 Total %
hasta 2011
Antioquia 3398 5,0%
Arauca 161 0,2%
Bolivar 963 1102 1,6 %
Boyaca 4 804 7,1%
Caldas 306 0,5%
Caqueta 346 0,5%
Casanare 223 0,3%
Cauca 1723 11074 16,4 %
Cesar 3722 3898 5,8 %
Cérdoba 15920 16 630 24,6 %
Cundinamarca 860 13%
Huila 1037 15%
La Guajira 1974 2324 3,4 %
Magdalena 1586 1992 29 %
Meta 34 0,1 %
Narifio 237 2253 3,3%
Norte de Santander 5344 7,9 %
Putumayo 1450 2,1%
Santander 77 1378 2,0%
Sucre 2019 933 3 356 5,0%
Tolima 1500 212 5016 7,4 %
Valle 722 1,1%
Total 2019| 2433 26 414 67 708 | 100,0 %

Fuente: Ministerio de Minas y Energia




8.3 Programa de normalizacion de redes eléctricas (PRONE)

8.3.1 Objetivo

El PRONE fue creado mediante la Ley 812 de 2003, articulo 3, con el objetivo la
legalizacién de usuarios y la adecuacion de las redes a los reglamentos técnicos
vigentes, en barrios subnormales, situados en municipios del sistema

interconectado nacional.
8.3.2 Financiacion

El PRONE es financiado hasta un 20 % del recaudo de los recursos del FAER,
art.1 Ley 1117 de 2006, y ademas un peso ($ 1,00) moneda corriente por cada
kilovatio-hora transportado, art.104 de la Ley 1450 de 2011, pagado por los
usuarios del STN como una componente de la remuneracion de los activos del
STN, el cual es recaudado por el Liquidador y Administrador de Cuentas del STN
(LAC).

8.3.3 Reglamentacién

El Decreto 1123 de 2008 modificado por el Decreto 4926 de 2009, reglamenta el
desarrollo administrativo y la aplicacion de los recursos correspondientes al
PRONE.

Este Decreto establece el comité de administracion del PRONE (CAPRONE), los
requisitos para la presentacién y criterios de priorizacién de los planes, programas

0 proyectos que busquen financiarse con cargo a los recursos PRONE.

CAPRONE, esta conformado por el Ministro de Minas y Energia, el viceministro
de Minas y Energia y por el director de energia MME o0 sus respectivos
delegados. Su funcion principal es aprobar la priorizacion de los planes,
programas o proyectos y determinar los mecanismos para la interventoria de los

proyectos a ejecutarse y establecer su propio reglamento.
8.3.4 Otra normatividad aplicable

e Articulo 1 de la Ley 1117 de 2006: define los objetivos del PRONE, los

cuales comprenden la legalizacidon de usuarios y la adecuacion de las




redes a los reglamentos técnicos vigentes, en barrios subnormales,

situados en municipios del SIN.

e Resolucion CREG 094 de 2011: Por la cual se adoptan los ajustes

necesarios a la regulacion vigente para dar cumplimiento a lo establecido
en el articulo 104 de la Ley 1450 de 2011”: establece que el ASIC liquidara
mensualmente la contribucién para el PRONE, el cual es incorporado al valor
correspondiente a los cargos regulados que se reconocen por el uso del
sistema de transmision nacional. La expresion para el célculo de la

contribucion es:

VCP,, = ETSTN,, X PRONE (30)
Donde:
VCP,,: Valor de la contribucion PRONE en el mes m, expresado en
pesos
ETSTN,,: Energia transportada en el sistema de transmision nacional,
en el mes m, expresada en kWh, que correspondera a las
importaciones mensuales de energia del STN, medidas
horariamente en las fronteras conectadas al STN.
PRONE: Contribucion creada para financiar el PRONE, cuyo valor es 1

$/kWh
8.3.5 Presentacion de los planes, programas y proyecto

El MME realiza las convocatorias necesarias con amplia publicidad, anunciando
las fechas de presentacion de planes, programas 0 proyectos en cada una de
ellas. Cada convocatoria establece los requisitos, plazos y condiciones para la

priorizacion y ejecucion de los proyectos.

Para la presentacion y desarrollo de planes, programas y proyectos de
normalizacion, el MME puede determinar en cada convocatoria establecida para
la asignacion de recursos del PRONE, los desarrolladores de proyectos y si

considera necesaria la apertura de una o0 varias convocatorias para su



adjudicacién. En todo caso, el OR presenta sus planes de normalizacion y es el

encargado de operar la nueva infraestructura.

8.3.6 Elegibilidad de los planes, programas y proyectos y ejecucion de los

recursos

Para el procedimiento de priorizacién de proyectos, se tendr4 en cuenta los
siguientes criterios con los factores de ponderacion establecidos en cada

convocatoria:
1. El menor costo por usuario.

2. EI mayor numero de usuarios de barrios subnormales incluidos en los
proyectos de inversion de normalizacion realizados enteramente por el

operador de red.

3. En los casos en que el Ministerio de Minas y Energia presente zonas
prioritarias se dara especial ponderacibn a los operadores de red que

presenten proyectos en dichas zonas.

El Ministerio de Minas y Energia realizara las convocatorias de planes, programas
0 proyectos hasta que se asignen los recursos disponibles del PRONE y también
puede incluir en las convocatorias las zonas que sean prioritarias para normalizar

buscando favorecer las poblaciones con mayores indices de pobreza.
8.3.7 Grupo de apoyo técnico

El grupo técnico de apoyo de la direccion de energia del MME fue adoptado por
medio de la Resolucion MME 180071 de 2009, estad integrado por dos
funcionarios de la direccion de energia del MME y un funcionario de la UPME, y
tiene la responsabilidad de elaborar los reglamentos que regiran cada
convocatoria, los cuales fijaran las requisitos, plazos y condiciones para la
presentacion de documentos, asi como los factores de ponderacion para la

priorizacion de los planes, programas y proyectos.



8.3.8 Estadisticas

En las siguientes tablas se resumen los montos aprobados del fondo PRONE por
departamento, asi mismo el numero de usuarios que se han beneficiado,
informacion oficial del Ministerio de Minas y Energia. En general, la suscripcion de

convenios en 2011 fue de $ 59 217 millones de pesos, beneficiando a 29 016

usuarios.
Tabla XVII Inversiones con recursos PRONE (millones de pesos)
Departamento 2009 2010 2011 Total
hasta 2011
Atléantico 20 466 14 752 5649 71 447
Bolivar 6941 2746 13012 33772
Cesar 5718 5181 4 067 19 969
Chocé 360 0 545
Cérdoba 4 406 1663 1895 13 227
Guajira 4764 789 2 587 10 786
Huila 3630 582 5285
Magdalena 9234 8170 17 956 41 862
Narifio 0 12 266 13 141 25 407
Santander 2829 963 7 307
Sucre 2772 830 910 6 050
Tolima 133 0 6 355
Valle del Cauca 1690 4743 6 895
Total 62 944 52 686 59 217 248 906
Fuente: Ministerio de Minas y Energia
Tabla XVIII Usuarios beneficiados con recursos PRONE
Departamento 2009 2010 2011 Total %
hasta 2011

Atlantico 11 267 7 853 3232 60 544 64,70 %

Bolivar 3821 1964 6 788 25591 27,30 %

Cesar 3148 4123 1288 12 688 13,60 %

Chocé 198 0 300 0,30 %

Coérdoba 2425 885 907 11 044 11,80 %




Departamento 2009 2010 2011 Total %
hasta 2011

Guajira 2623 420 862 5 827 6,20 %
Huila 1998 310 2 899 3,10 %
Magdalena 5084 4 349 8 244 24 530 26,20 %
Narifio 0 6 530 7 309 13 839 14,80 %
Santander 1558 513 8 606 9,20 %
Sucre 1526 442 386 4 015 4,30 %
Tolima 73 0 6871 7,30 %
Valle del Cauca 931 2525 3710 4,00 %
Total 34 653 29914 29016 93583 100,0 %

Fuente: Ministerio de Minas y Energia

8.4 Fondo de solidaridad para subsidios y redistribuciéon de
ingresos (FSSRI)

8.4.1 Objetivo

El FSSRI fue creado mediante la Ley 142 de 1994 (articulo 89.3) y Ley 286 de
1996, con el objetivo de administrar y distribuir los recursos asignados del
presupuesto nacional y del mismo fondo, destinados a cubrir los subsidios de los
usuarios de menores ingresos del servicio publico domiciliario de energia

eléctrica.
8.4.2 Financiacion

Los recursos de este fondo provienen de la asignacion del presupuesto Nacional y
de los excedentes de la contribucion de solidaridad una vez se apliquen para el
pago de la totalidad de los subsidios requeridos en las respectivas zonas

territoriales.

Los municipios, departamentos y distritos también pueden incluir apropiaciones

presupuestales para este fin.



8.4.3 Reglamentacion

El decreto 847 de 2001 (modificado por los Decretos 201 de 2004, 1590 de 2004,
2287 de 2004, 4272 de 2004 y 549 de 2007), reglamenta el FSSRI en lo referente
a la liquidacion, cobro, recaudo y manejo de las contribuciones de solidaridad y de
los subsidios en materia de los servicios publicos de energia eléctrica y gas

natural.

Las empresas prestadoras del servicio publico de energia eléctrica deben efectuar
y enviar a este fondo, Ministerio de Minas y Energia, con el fin de consolidar y
validar, y que se reconozcan los déficits o superavits, segun sea el caso, las
conciliaciones de las cuentas de subsidios y contribuciones de solidaridad

trimestralmente.

La asignacion de estos recursos es competencia del MME, quien tiene en cuenta
preferentemente, a los usuarios que residan en aquellos municipios que tengan

menor capacidad para otorgar subsidios con sus propios recursos.
8.4.4 Otra normatividad aplicable

El @mbito de administracion del FSSRI abarca también a los usuarios ubicados en
ZNlI, a los cuales se les reconoce subsidios bajo el esquema establecido en la Ley
1117 de 2006 y la Resolucién 182138 de 2007.

Esta resolucién del ministerio establece el procedimiento para otorgar subsidios
del sector eléctrico en ZNI y determina las condiciones para el calculo de los

subsidios de la siguiente forma:

“El monto de los subsidios totales del sector eléctrico para las Zonas No
Interconectadas sera determinado, tomando como referencia la
estratificacion de los usuarios de las localidades en estas zonas y la
diferencia existente entre el costo de prestacion del servicio aprobado por
la CREG para dichas localidades actualizado para diciembre del afio
inmediatamente anterior a la respectiva vigencia, y la tarifa a diciembre del
afo inmediatamente anterior aplicada a los usuarios residenciales
correspondientes al mismo estrato del mercado de comercializacion

incumbente del Sistema Interconectado Nacional, SIN, en el departamento



donde se encuentran ubicadas las localidades. En caso de que la localidad
se encuentre en un departamento que no pertenezca al Sistema
Interconectado Nacional, se tomara como referencia la tarifa aplicable en la
capital del departamento del SIN con punto de conexiéon a 115 kv mas

cercano a la capital del departamento al cual pertenece la localidad.”
8.4.5 Estadisticas

De acuerdo con las memorias al Congreso de la Republica 2011-2012 preparado
por el Ministerio de Minas y Energia del sector de energia, en el 2011 el gobierno
nacional entregé $ 959 861 millones a través del Presupuesto General de la
Nacion y se redistribuyeron $ 115 000 millones de recursos de excedentes de
contribuciones del fondo de solidaridad para subsidios y redistribucion de ingresos
(FSSRI) para cubrir el total de los subsidios de los usuarios de los estratos

socioeconémicos con bajos ingresos del servicio de energia eléctrica.
8.5 Fondo de energia social (FOES)
8.5.1 Objetivo

El FOES fue creado mediante la Ley 812 de 2003 articulo 118 (Plan Nacional de
Desarrollo para el periodo 2003-2006), con el objetivo de cubrir un monto $ 46 de
pesos por kilovatio hora del valor de la energia eléctrica destinada al consumo de
los usuarios ubicados en zonas de dificil gestién, areas rurales de menor

desarrollo y zonas subnormales definidas por el gobierno.

Este fondo ha sido prorrogado mediante el articulo 59 de la Ley 1151 de 2007
(Plan Nacional de Desarrollo para el periodo 2006-2010) y recientemente por el
articulo 103 de la Ley 1450 de 2011 (Plan Nacional de Desarrollo para el periodo
2010-2014).



8.5.2 Financiacion

El FOES de acuerdo con el articulo 103 de la Ley 1450 de 2011, es financiado
con recursos provenientes del 80% de las rentas de congestién® producto de las
exportaciones de energia eléctrica, calculado por el ASIC, y del presupuesto
general de la nacién, cuyo objeto consiste en cubrir un valor variable de hasta
cuarenta y seis pesos ($ 46) por kilovatio hora del valor de la energia eléctrica
destinada al consumo de subsistencia de los usuarios residenciales de estratos 1
y 2 de las areas rurales de menor desarrollo, zonas de dificil gestion y barrios
subnormales, que se asigna de acuerdo a la disponibilidad de recursos y que se
considera inversion social en los términos de la Constitucion Politica y normas
organicas de presupuesto, el cual es administrado por el Ministerio de Minas y

Energia.
8.5.3 Reglamentacién

Mediante el Decreto 0111 de 2012 (Modificado por el Decreto 883 de 2012), se
reglamenta el Fondo de Energia Social (FOES) en el cual se establecieron las

siguientes definiciones de las areas especiales:

e Areas rurales de Menor Desarrollo: es el area perteneciente al sector

rural de un municipio o distrito que reune las siguientes caracteristicas:

1. Presenta un indice superior a 54,4 conforme con el indicador de las
necesidades bésicas insatisfechas publicado por el Departamento

Administrativo Nacional de Estadistica.

2. Esta conectada al circuito de alimentacion por medio del cual se le

suministra el servicio publico de energia eléctrica.

e Zonas de Dificil Gestidén: conjunto de usuarios ubicados en una misma

zona geografica conectada al sistema interconectado nacional, delimitada

° Rentas de Congestion: Rentas econdmicas que se originan como efecto de la congestion de un
Enlace Internacional, son efecto de las diferencias de precios que se tienen en los Nodos de

Frontera congestionados.



eléctricamente, que presenta durante el ultimo afio en forma continua, una

de las siguientes caracteristicas:

1. Cartera vencida mayor a 90 dias por parte del 60 % o mas de los

usuarios de estratos 1y 2 pertenecientes a la zona.

2. Niveles de pérdidas de energia eléctrica superiores al 40 % respecto
a la energia de entrada del sistema de distribucion local que atiende

exclusivamente a dicha zona.

e Barrios Subnornal: es el asentamiento humano ubicado en las cabeceras

de municipio o distritos que reune los siguientes requisitos:

1. Que no tenga servicio publico domiciliario de energia eléctrica o es
que éste se obtenga a través de derivaciones del sistema de
distribucion local o de una acometida, efectuadas sin aprobaciones

del respectivo operador de red.

2. Que no se trate de zonas donde se deba suspender el servicio
publico domiciliario de electricidad, de conformidad con el articulo
139.2 de la Ley 142 de 1994, las normas de la Ley 388 de 1997 y en
general en aquellas zonas en las que esté prohibido prestar el

servicio.

3. Certificacion del alcalde municipal o distrital o de la autoridad
competente en la cual conste la clasificacion y existencia de los
barrios subnormales, la cual debera ser expedida dentro de los 15
dias siguientes a la fecha de la respectiva solicitud efectuada por el

operador de red.

El encargado de administrar el fondo es el Ministerio de Minas y Energia, quien
tiene la funcién de calcular mensualmente el mondo de los recursos FOES que
asignara a los usuarios ubicados en cada una de las areas especiales y que
canalizara a traves de los comercializadores de energia eléctrica, las cuales a su
vez via factura del servicio de energia eléctrica, distribuye el beneficio a los

usuarios registrados en las areas especiales.



Adicionalmente, este decreto reglamentario establece varios esquemas
diferenciales de prestacion del servicio de energia, con el objetivo de que los
usuarios ubicados en las areas especiales puedan acceder al servicio en forma

proporcional a su capacidad o disposicion de pago, estos son:
e Medicion y facturacién comunitaria
e Facturacion con base en proyecciones de consumo
e Pago anticipado o prepago
e Periodos flexibles de facturacion.
8.5.4 Estadisticas

De acuerdo con las memorias al Congreso de la Republica 2011-2012 preparado
por el Ministerio de Minas y Energia del sector de energia, en el 2011 se
distribuyeron recursos para las é&reas especiales, reportadas por los
comercializadores de energia por un valor de $ 74 968,7 millones y se beneficid
un promedio de 2 590 273 usuarios. Durante la vigencia del fondo desde el 2004

al 2011 se han girado recursos por valor de $ 854 310 millones asi:

Tabla XIX Distribucién de recursos fondo FOES (millones de Pesos)

Porcentaje
Recursos Recursos i
Afo ; ; ejecutado (2) /
asignados (1) ejecutados (2) )
2004 70 000 70 000 100,00 %
2005 120 000 120 000 100,00 %
2006 162 949 161 100 99,00 %
2007 104 080 87 677 84,00 %
2008 100 000 87 677 88,00 %
2009 132 600 132 600 100,00 %
2010 120 289 120 289 100,00 %
2011 75 000 74 969 99,96 %

(1) Apropiacion Vigente; (2) Compromisos
Fuente: Ministerio de Minas y Energia



9 METODOLOGIA DE REMUNERACION
TRANSMISION DE ENERGIA ELECTRICA

La transmision de energia eléctrica es una actividad de monopolio natural, por
tanto es una actividad regulada en todo sentido (ingreso, calidad, acceso). La
transmision en Colombia se remunera con una metodologia de ingreso méaximo o
revenue cap la cual garantiza a la empresa un nivel de ingreso de tal forma que la

tarifa se constituye en una tarifa variable.

La CREG mediante la Resolucion 11 de 2009 (modificada y/o complementada por
las Resoluciones 025 de 2009, 128 de 2010, 024 de 2012 y 093 de 2012)
establecié la metodologia y formulas tarifarias para remunerar la actividad de
transmision de energia eléctrica en el sistema de transmision nacional. A

continuacion se exponen las principales caracteristicas:
9.1 Ingresos y cargos
Se prevén dos fuentes de ingresos de los transportadores:

e Por los activos existentes hasta antes de 1999, los cuales se tipifican como
unidades constructivas y se valoran con costos indices, se descuentan en
anualidades con una tasa regulada en un periodo de vida util establecido

por regulacion (Ver numeral 9.1.1).

e Por la remuneracion de activos ejecutados mediante convocatorias
publicas realizadas por la Unidad de Planeacibn Minero Energética
(UPME). Segun los ingresos anuales durante 25 afios, solicitados por el
transportador al que se le hayan adjudicado los activos (Ver Numeral
9.1.2).

9.1.1 Unidades constructivas (UC)

Las unidades constructivas son un conjunto de elementos que conforman una
unidad tipica de un sistema eléctrico, orientada a la conexion de otros elementos
de una red, al transporte o a la transformacion de la energia eléctrica, o a la
supervision o al control de la operacion de activos del STN.



La CREG definié los valores de las UC teniendo en cuenta los siguientes

componentes:

Tabla XX Componentes de las UC

FOB: Suma de Costos de Elementos Técnicos

Transporte Maritimo

CIF (1)

Seguro Maritimo

DDP (2)

Bodegaje

Arancel

Transporte Terrestre

Seguro Terrestre

IVA equipos (16% (CIF+ARANCEL))

Costo Directo

Obra civil, montaje, pruebas y puesta en marcha

Fl: Factor Instalacion

Repuestos
Gestion Ambiental

Servidumbres

Ingenieria (Disefio + DDA + EIA) (3)
Interventoria

Administracion de la ejecucion (Asesoria)

Costo
Indirecto

Costos Financieros

Fuente: CREG
CIF: Cost, Insurance & Freight — Costo incluido seguros y fletes a puerto de
destino; DDP: Delivery Duty Paid, en puerto nacional y nacionalizado; DDA:

Diagnostico ambiental de alternativas; EIA: Estudio de impacto ambiental.

Adicionalmente la CREG definio¢ la vida util de las UC como por ejemplo: lineas de
transmision 40 afos; sistemas de control, comunicaciones y protecciones

diferenciales 10 afos; demas UC 30 afos.

Los valores de las UC de la Resoluciéon CREG 011 de 2009 estan dados en miles
de pesos colombianos de diciembre de 2008, su actualizacion es mediante el

indice de Precios al Productor (IPP) nacional.



9.1.2 Expansién del STN

La UPME es la entidad encargada de elaborar el plan de expansion de
generacion y transmision, el cual realiza anualmente y es adoptado mediante
resolucién por el Ministerio de Minas y Energia. Los proyectos incluidos en el plan
de expansion de transmision se convocan para la seleccion del transportador que
los ejecutard, operara y mantendra a minimo costo (exceptuando las ampliaciones

de activos existentes).

Este mecanismo de convocatoria publica esta regulado por las Resoluciones del
Ministerio de Minas y Energia 181314 de 2002 y 180924 de 2003, y la Resolucion
CREG 022 de 2001(modificada y/o complementada por las Resoluciones CREG
147 de 2011, 093 de 2007, 120 de 2003, 105 de 2003, 062 de 2003, 085 de 2002
y 093 de 2001).

La UPME, por delegacion del Ministerio, es la encargada de las gestiones
administrativas necesarias para la seleccién de los inversionistas que asumiran
los riesgos inherentes a la ejecucion y explotacién de los proyectos, conforme el
articulo 85 de la Ley 143 de 1994, aprobados en el plan de expansion de

transmision.

La remuneracion al inversionista seleccionado sera la que haya presentado en el
proceso de convocatoria con el menor valor presente de los ingresos anuales
esperados durante los 25 afos del flujo de ingresos contados desde la fecha
oficial de puesta en operacion, aplicando la tasa de descuento aprobada por el
regulador. Este ingreso debe cubrir todos los costos y gastos en que incurra para
llevar a cabo el proyecto, como lo son: costos asociados con la pre construccion,
construccion, costos de conexion, costo de oportunidad del capital invertido, las
utilidades a las que aspira, gastos de administracién, operaciéon y mantenimiento,

entre otros.
9.1.3 Tasade retorno de los activos

e Activos existentes: de acuerdo con lo definido por la CREG en la

Resolucién 083 de 2008, la tasa de descuento empleada para remunerar

los activos existentes es del 11,50 % en pesos constantes antes de



impuestos. Esta tasa fue calculada aplicando la metodologia de Weighted
Average Cost of Capital (WACC) a partir del costo de la deuda y del costo
del capital propio. Se asumio una estructura deuda/capital de 40/60 con el
objetivo de no trasladar a los usuarios una estructura de costos que no

fuese eficiente.

e Procesos de convocatoria: de acuerdo con lo definido por la CREG en la

Resolucién 035 de 2010, la tasa de descuento empleada para comparar el
valor presente del ingreso anual esperado de las propuestas que se
presenten a los procesos de libre concurrencia que se adelanten para
ejecutar proyectos de expansiéon del sistema de transmision nacional, sera
igual a la ultima tasa de retorno que haya aprobado la CREG, antes de la
iniciacibn del respectivo proceso, para remunerar la actividad de
transmision con la metodologia de ingreso maximo. Actualmente, esa tasa
es del 11,50 %.

9.1.4 Activos no eléctricos

Los activos no eléctricos, son aquellos que no hacen parte de la infraestructura de
transporte de energia eléctrica, pero que son requeridos para cumplir con su
objeto social. Hacen parte de estos activos, entre otros, los siguientes: edificios
(sedes administrativas, bodegas, talleres, etc.), maquinaria y equipos (gruas,

vehiculos, herramientas, etc.), equipos de coémputo y equipos de comunicaciones.

A los transmisores nacionales se les remunera la inversibn en activos no

eléctricos cuya remuneracion equivale al 5 % de los activos eléctricos.
9.1.5 Terrenos y servidumbres

A los transmisores nacionales también se les remunera los terrenos que ocupan
los activos de subestacion cuyo valor se calcula como el 5,69 % de su valor
catastral ($ COL por m?) multiplicado por el &rea definida por la CREG para cada

tipo de equipo.

Asi mismo se les remunera las servidumbres, valor que corresponde al
demostrado por los transmisores nacionales en el reporte de inventario

presentado a la CREG.



9.1.6 Cargos por uso del STN

Independientemente de su ubicacion geografica y del nivel de tension del STN al
que se conecte (tensiones = 220 kV), en Colombia todos los usuarios pagan, a
través del comercializador, una estampilla o cargo unico ($/kWh) que se calcula
basado en la mensualidad que debe pagarse a los transmisores y la demanda

gue se presente en el respectivo mes. Los generadores no pagan este cargo.

e El cargo por uso monomio del STN: se determina dividiendo el ingreso

regulado mensual para el mes m entre la demanda total registrada por los
comercializadores del SIN en el mes m, referida a 220 kV. Se utiliza solo la

demanda activa para el célculo del cargo por uso monomio

e El cargo por uso monomio horario del STN: se determina a partir del

respectivo cargo por uso monomio de las demandas registradas en cada

uno de los periodos y de la duracién de los mismos.

Los cargos por uso del STN son recaudados y distribuidos por el operador del
sistema (XM - LAC).

9.2 Administracion, operacion y mantenimiento

Para los activos existentes, los gastos de administracion, operacion vy
mantenimiento (AOM) se establecieron como un porcentaje de referencia del
promedio de los valores historicos gastados y los valores histéricos remunerados.
Este valor se pagaria en 2009 (primer afio de vigencia de la metodologia) y
posteriormente se ajustaria el porcentaje de AOM con base en los valores de
AOM demostrados en el afio anterior al afio de revision del AOM. Para establecer

este porcentaje de AOM, la CREG excluyd las siguientes cuentas:
e Asociados con otras actividades de la cadena de prestacion del servicio.
e Asociados con los servicios prestados a otros agentes.

e Asociados a activos de conexiéon al STN o a activos de conexiéon de

usuarios.

e Asociados a activos ejecutados mediante Convocatorias Publicas.



e Asociados con servicios prestados a terceros.
e Asociados con reposicion de activos.

e Asociados al costo de la prima por lucro cesante por efecto de

indisponibilidad ocasionada por fuerza mayor.

Para los procesos de convocatoria, los costos de AOM hacen parte del ingreso

esperado que presente el oferente.
9.3 Calidad del servicio en el STN

La calidad en la prestacion del servicio de transmision de energia eléctrica en el
Sistema de transmision nacional se mide mediante el cumplimiento de metas de
disponibilidad y en el evento en que las mismas excedan o superen los limites
definidos, genera una reduccién del ingreso del transportador, respectivamente.

El LAC (XM) calcula mensualmente las compensaciones aplicables a cada
transportador nacional, no obstante dichas compensaciones por energia no
suministrada o por dejar no operativos otros activos no puede superar el 60 % de
la suma de los ingresos antes de Compensaciones. En el caso que el valor a
descontar fuere mayor a 60 %, el saldo pendiente por descontar se deducira

durante los siguientes meses verificando que no se supere el tope del 60 %.

A continuacion se mencionan las caracteristicas de la calidad a que esta asociado
el ingreso regulado de cada transportador nacional, de acuerdo con la Resolucion
CREG 011 de 2009:

e La duracion de las indisponibilidades de los activos utilizados en la
prestacion del servicio de transmision de energia eléctrica en el STN no

superara las maximas horas anuales de indisponibilidad ajustadas.

e Las indisponibilidades maximas permitidas de un activo originadas en
catastrofes naturales, tales como erosion (volcanica, fluvial o glacial),
terremotos, maremotos, huracanes, ciclones y/o tornados, y las debidas a
actos de terrorismo, no superaran los seis meses, contados desde la fecha

de ocurrencia de la catastrofe.



e La energia no suministrada (ENS) por la indisponibilidad de un activo no
superara el 2 % de la prediccion horaria de demanda para el despacho

econdmico estimada por el Centro Nacional de Despacho.

e A partir del momento en que las horas de indisponibilidad acumulada de un
activo sean mayores que las maximas horas anuales de indisponibilidad
ajustadas, no se permitira que la indisponibilidad de este activo deje no
operativos otros activos. En la siguiente tabla se presenta las maximas

horas anuales de indisponibilidad permitida por activo:

Tabla XXI Maximas horas anuales de indisponibilidad permitidas por activo

S T Maximas horas anuales
de indisponibilidad
Bahia de Linea 15
Bahia de Transformacion 15
Bahia de Compensacién 16
Médulo de Barraje 15
Médulo de Compensacién 15
Autotransformador 28
Linea de 220 a 230 kV 20
Linea de 500kV 37
VQC 5
Otros activos 10

En el 2012, la CREG expidié el reglamento para el reporte de Eventos y el
procedimiento para el célculo de la energia no suministrada (Resolucion CREG
093 de 2012)

10 METODOLOGIA DE REMUNERACION
DISTRIBUCION DE ENERGIA ELECTRICA

En Colombia la distribucién de energia eléctrica es la actividad de transporte que
se realiza a niveles de tension inferiores a 220 kV, los sistemas de distribuciéon se

componen de STRy SDL.



El STR es el sistema de transporte de energia eléctrica compuesto por los activos
de conexién del operador de red al STN y el conjunto de lineas, equipos y
subestaciones, con sus equipos asociados, que operan en el nivel de tension 4
(sistemas con tension nominal mayor o igual a 57,5 kV y menor a 220 kV). Los

STR pueden estar conformados por los activos de uno o mas operadores de red.

El SDL es el sistema de transporte de energia eléctrica compuesto por el conjunto
de lineas y subestaciones, con sus equipos asociados, que operan a los niveles
de tension 3 (57,5 kV< kV = 30 kV), nivel 2 (30 kV < kV =1 kV) y nivel 1 (£ 1 kV)

dedicados a la prestacion del servicio en un mercado de comercializacion.

Al igual que la transmision, la distribucion de energia eléctrica es un monopolio
natural, por tanto es una actividad regulada en todo sentido (ingreso, calidad,

acceso).

La CREG mediante la Resolucién 097 de 2008 (modificada y/o complementada
por la Resoluciones CREG 133 de 2008, 135 de 2008, 166 de 2008, 178 de 2008,
042 de 2009, 098 de 2009, 157 de 2009, 043 de 2010, 067 de 2010, 166 de 2010
y 094 de 2012) establecié la metodologia de los cargos por uso de los STR y
SDL.

Debe tenerse en cuenta que como un preambulo al desarrollo regulatorio de la
metodologia de remuneracion de la actividad de distribucion, el Ministerio de
Minas y Energia emitio los Decretos 387 y 388 de 2007, en particular el Decreto
388 establece que la CREG debe remunerar toda la base de inversién de las
empresas (eliminar las cotas a la inversion establecidas en la Resolucion CREG
082 de 2002), desarrollar las areas de distribucion (ADD) y prever el ajuste de los
cargos de distribucion cuando se presenten proyectos con costos medios

superiores a los reconocidos por la CREG.
A continuacion se exponen las principales caracteristicas de esta remuneracion:
10.1Ingresos y cargos del distribuidor

En Colombia hay dos STR (Norte, Centro-Sur) y los usuarios conectados a un
mismo STR pagan una estampilla Gnica por kWh. Al igual que el STN, los STR se



remuneran con una metodologia de ingreso regulado o revenue cap, en el cual se
hace el calculo anual considerando los cambios en la demanda y en la inversién
en todo el STR.

Por otro lado, los ingresos del operador de red por los SDL se remuneran con una
metodologia de precio maximo o price cap en pesos por kWh transportado para
cada nivel de tension, en el cual el precio techo que determina el regulador, lo
realiza para un corte en el tiempo, basado en las inversiones eficientes y la
demanda del momento en que se realiza el corte. En particular, para el nivel de
tensién 1 la CREG definié un cargo maximo a partir del valor de reposicion nuevo
de la inversién estimada de cada operador de red (definidos sobre una muestra
representativa de los activos de cada empresa) y las ventas totales mas las
pérdidas no reconocidas.

Los ingresos que perciben los transmisores regionales y/o distribuidores locales
se originan en dos conceptos: cargos por conexion y cargos por uso de la red, los
mismos se diferencian por nivel de tension. Los cargos por conexion sélo se
cobran si las obras de conexion (acometida) del usuario o generador las realizé el
distribuidor. Los cargos por uso difieren entre OR, puesto que los mismos
dependen de la infraestructura propia de cada sistema de distribucion y de la

demanda que se atiende
10.1.1 Unidades constructivas (UC)

Las unidades constructivas son un conjunto de elementos que conforman una
unidad tipica de un sistema eléctrico, destinada a la conexién de otros elementos
de una red, al transporte 0 a la transformacion de la energia eléctrica, o a la

supervision o al control de la operacion de activos de los STR o SDL.

Se utilizan UC para la valoracion de las inversiones en los niveles de tension 2, 3,

4 y conexion al STN.

Las UC se pueden clasificar en siete categorias principales: UC de lineas, UC de
equipos de subestaciones, UC de transformadores, UC de equipos de
compensacion, UC de equipos, UC de conexion al STN y UC de centros de

control y calidad, las cuales se definieron teniendo en cuenta los componentes de



la Tabla XX. Los valores de estas UC contenidas en la Resolucién CREG 097 de
2008 estan dados en pesos de diciembre de 2007 y su actualizacion es mediante

el indice de Precios al Productor (IPP) nacional.

La CREG en su proceso de establecer los valores de las UC, realiz6 un trabajo en
conjunto con las empresas en la cual se previo una disminucién considerable en
los cargos de las empresas por este efecto (igual por reducciones en el WACC),
por tanto la CREG decidié, para todos los niveles de tension de distribucion,
aplicar una ponderacion 90 % - 10 % de la estimacion de la inversion valorada
con los costos de las unidades constructivas de la Resolucion CREG 082 de 2002
y los valores obtenidos de la revision. El 90 % corresponde a la valoracion con los
precios establecidos en el periodo regulatorio anterior (Resoluciéon CREG 082 de
2003) y el 10 % es sobre la nueva base de costos de las unidades constructivas
definidas en la Resolucion CREG 097 de 2008.

10.1.2 Expansién del STRy SDL

En el caso de los STR, la expansion esta a cargo del operador de red, el
distribuidor, si bien el mismo requiere un visto bueno de la UPME sobre los
proyectos para que una vez aprobados por esta entidad, la CREG modifique el
ingreso regulado aprobado al incluir el valor de los activos una vez entren en
operacion. También existe la opcién que la UPME, dentro del Plan de Expansion
del STN, haya identificado proyectos en el STN que requieran ejecucién de
proyectos en los STR, en este caso se le informara al OR y este debera
manifestar su interés en desarrollar el respectivo proyecto de expansién, si este
no manifiesta su interés este proyecto sera ejecutado a través de mecanismos de

libre concurrencia en los cuales puede participar otros OR.

En el caso de los SDL, la expansion estd a cargo del operador de red, el

distribuidor.

En cumplimiento de los Decretos 388 de 2007 y sus modificaciones, los costos del

nivel de tension 4 y los cargos de los niveles de tension 3 y 2 pueden ser



revisados, cuando entren en operacion proyectos cuyos costos promedio ($/kWh)
resulten superiores a los respectivos costos medios del OR™.

10.1.3 Tasa de retorno de los activos

Las tasas de retorno para remunerar la actividad de distribucion de energia
eléctrica fueron calculadas con la metodologia de Weighted Average Cost of
Capital (WACC) a partir del costo de la deuda y del costo del capital propio. Se
asumio una estructura deuda/capital de 40/60 con el objetivo de no trasladar a los
usuarios una estructura de costos que no fuese eficiente. Estas fueron definidas
en la Resolucion CREG 093 de 2008 asi:

e STR (metodologia del ingreso maximo): 13,0 %

e SDL (metodologia de precio maximo): 13,9 %
Las dos en pesos constantes y antes de impuestos.
10.1.4 Activos no eléctricos

Los activos no eléctricos, son aquellos que no hacen parte de la infraestructura de
transporte de energia eléctrica de los OR, pero que son requeridos para cumplir
con su objeto social. Hacen parte de estos activos, entre otros, los siguientes:
edificios (sedes administrativas, bodegas, talleres, etc.), maquinaria y equipos
(gruas, vehiculos, herramientas, etc.), equipos de cOmputo y equipos de

comunicaciones.

A los OR se les remunera la inversion en activos no eléctricos cuya remuneracion

equivale al 4,1 % de los activos eléctricos.
10.1.5 Terrenos

A los OR se les remunera los terrenos que ocupan los activos de subestacion
cuyo valor se calcula como el 6,9 % de su valor catastral ($ COL por m?)
multiplicado por el area tipica reconocida por la CREG para cada tipo de equipo.

19 Costos medios del OR: son los costos unitarios de inversion, administracion, operacion y

mantenimiento calculados para cada OR expresados en $/kWh para cada nivel de tension.



10.2Administracion, operacion y mantenimiento

La CREG estableciéo que los gastos de AOM a partir del afio 2010, fueran el
promedio entre el AOM remunerado y los gastos contables del afo
inmediatamente anterior incurridos por las empresas, condicionado a mantener

los indicadores de calidad del servicio y descontando las siguientes cuentas:
e Asociados con otras actividades de la cadena de prestacion del servicio.
e Asociados con los servicios prestados a otros OR.

e Asociados a activos de conexion de otro OR o a activos de conexiéon de

usuarios.
e Asociados con servicios prestados a terceros.
e Asociados con la remuneracion de la inversion de activos de terceros.
e Asociados con la reposicién de activos

El AOM reconocido es diferente para cada OR y se expresa como un porcentaje
del valor a reposicion a nuevo del inventario de activos del OR. Otras

caracteristicas importantes del AOM son:

e EIl porcentaje de AOM de referencia inicial (2009) es diferente para cada
OR y se calcula como el promedio gastado y remunerado durante el
cuatrienio 2004-2007.

e El porcentaje de AOM es igual para todos los niveles de tension.

e Se define un limite superior diferente para cada empresa, igual al valor de

referencia + 0,7 % y un limite inferior igual al 1 %.

e Anualmente se exige la entrega de informacion desagregada. El valor
reconocido y el limite superior se reduce 0,5 % cada afio de no entrega de

informacion; considerando el tope minimo.



e Las empresas con mejor desempefio en calidad (valor promediado desde
gue se aplica el esquema) siempre tendran una mejora en remuneracion

considerando limite individual.

e No se afecta el porcentaje de referencia por la proporcién de activos en

ambientes corrosivos. Esta implicito en su promedio inicial.

e Se define procedimiento para el manejo de la informacion de empresas que

se fusionen o se desintegren.
e Necesidad de realizar auditorias

10.3Calidad del servicio en el STRy SDL

La Resolucion CREG 097 de 2008 reglamenta la calidad que deben ofrecer los

OR tanto a nivel de STR, como en los diferentes niveles de los SDL.

A los activos de los STR se les requiere una disponibilidad minima, si la misma no
se cumple el ingreso del OR se reduce en la proporcion en que incumple la meta
de disponibilidad. Al igual que en el STN se establecieron otros esquemas
complementarios para determinar compensaciones ante eventos que ocasionen
energia no suministrada en una proporcién igual o superior a 2 % de la energia
prevista en un mercado de comercializacion dado, o ante situaciones en las
cuales por la salida de un activo se dejen fuera de servicio otros activos,
finalmente para STR se establece un esquema especial de remuneracién de
aguellos activos que han sido objeto de acciones terroristas (se les remunera
plenamente por un periodo de seis meses y a partir del séptimo mes se disminuye

en un sexto cada mes hasta que finalmente no hay remuneracion).

Con respecto a la calidad en los SDL el mecanismo adoptado por la CREG para
establecer la calidad en los SDL, se basa en un esquema de incentivos. La
informacion de referencia para implementar este esquema corresponde a la
informacion histérica de cada agente, especificamente al desempefio de la
calidad en el periodo 2006 — 2007, medida trimestralmente. El objetivo del
esquema es definir un precio para la calidad el cual es pagado por la empresa, en

el evento de que la calidad del servicio que esta entregando sea inferior a su



calidad historica, o sea pagado por el usuario si la calidad que esta recibiendo es
superior a la calidad historica con base en la cual se definieron los cargos. En
complemento si la empresa entrega una calidad superior o igual a la calidad
historica, recibira ingresos por calidad y debera remunerar a los usuarios peor
servidos, aplicando la férmula establecida por la CREG en el numeral 11 del
anexo general de la Resolucion CREG 097 de 2008:

La CREG defini6 como indicador base para medir la calidad la relacion entre la
energia no vendida y las ventas en cada trimestre, el cual se mide desde los
transformadores de distribucion y se integra a nivel de circuitos y posteriormente a
nivel de grupos de calidad para el nivel de tension 1, y para los niveles de tension
2 y 3 de forma agregada. Dicho indice agregado se denomina el indice Trimestral
Acumulado de la Discontinuidad (ITAD). El cual se compara contra los valores
historicos trimestrales del indice (IRAD,p, para establecer si el mismo supera los
limites inferior o superior, y en tal sentido determinar si corresponde un
incremento o una disminucién de los cargos, siendo los limites superior e inferior,
para cada trimestre, los valores de los trimestres del periodo 2006 al 2007, del

respectivo trimestre.

Adicionalmente los OR deben compensar a los usuarios peor servidos (que estan

en niveles de calidad muy inferior a la calidad media del sistema).

Los eventos gue originan cambios en los cargos del SDL:

La Resolucion CREG 097 de 2008 prevé modificacion (estas modificaciones no
requieren solicitud de revision tarifaria) de los cargos en las siguientes

situaciones:

e Por modificaciones en los cargos, segun lo establecido en el Capitulo 4 del
anexo general de la Resolucion CREG 097 de 2008, en estos eventos se
requiere de un acto administrativo de caracter particular, emitido por la
CREG y se recomienda la notificacion a la SSPD para facilitar el control y la

vigilancia.

e Anualmente por cambio en el porcentaje de AOM: la resolucion CREG 097
de 2008 en el Capitulo 10 (numeral 10.3.1) del anexo general establece



gue anualmente el LAC para STR, y los OR para SDL, deben actualizar el
porcentaje de AOM reconocido, ello basados en la variacion del indice de
calidad acumulado desde 2008 hasta el afio inmediatamente anterior,
(tanto para nivel 1 como para nivel 2 y 3). El objetivo es ir modificando la
remuneracion del AOM, para aproximarse a los valores histéricos gastados
por las empresas de forma controlada y en la medida en que las cuentas

del AOM esté depuradas y la calidad al menos no empeore.

e Los cargos pueden variar segun el desempefio del OR en la calidad
trimestral (si la misma esta dentro del rango o banda de indiferencia de la
calidad, no se requiere ajuste, si la calidad trimestral esté fuera de la banda
de indiferencia, se presentaran incrementos o decrementos de los cargos,
segun lo establecido en el Capitulo 11 (11.2.4.1 del anexo general de la
Resolucion CREG 097 de 2008).

En el 2012, la CREG expidi6 el reglamento para el reporte de eventos y el
procedimiento para el célculo de la energia no suministrada (Resolucion CREG
094 de 2012).

10.4Areas de distribucién de energia eléctrica (ADD)

Mediante el Decreto 388 de 2007, modificado por los Decretos 1111 de 2008 y
3451 de 2008, el gobierno nacional establecié las politicas relacionadas con el
aseguramiento de la cobertura del servicio de electricidad, siguiendo la
metodologia de remuneracion de los STR y SDL. Adicionalmente, dictaminé la
conformacién de las areas de distribucion (ADD) de manera que existiera un
cargo unico por nivel de tensién para los usuarios ubicados en una region
determinada, con el objetivo de eliminar diferencias considerables en los pagos
gue hacen usuarios en mismo departamento o region, esto sujeto a que el ingreso
de los operadores de red, por lo cual se requiri6 implementar un sistema de

liquidacion centralizado. Estas ADD fueron definidas como:

“Conjunto de redes de transmision regional y/o distribucion local destinado a la
prestacion del servicio en zonas urbanas y rurales, que son operadas por uno

0 mas Operadores de Red y que se conforman teniendo en cuenta la cercania



geografica de los mercados atendidos y el principio de neutralidad establecido

enlaley’.

En primer lugar, el Ministerio ordend a la CREG la conformacién de estas ADD
para los cual expidio la Resolucion CREG 058 de 2008. Esta distribucion tuvo en
cuenta la conectividad en nivel de tensidn 3, regiones naturales, cercania
geografica y agrupacion de OR teniendo en cuenta la conformacion de los STR.
La Resolucion CREG 058 de 2008 ha sido corregida, modificada y adicionada por
las resoluciones CREG 068 y 070 de 2008, 189 de 2009, 116 de 2010 y 149 de
2010.

En el mes de septiembre de 2008, el Ministerio de Minas y Energia expide el
Decreto 3451 el cual modifica el Decreto 388 de 2007 y principalmente deja en
cabeza del Ministerio la determinacién de las ADD. De conformidad con lo

anterior, se expidieron las siguientes resoluciones:

Resolucion 182306 del 16 de diciembre de 2009: Se conforma el ADD
ORIENTE:

5 Operadores de Red:
o CODENSA S.A. E.S.P.
e Empresa de Energia de Arauca S.A. E.S.P. -

y ENELAR
A H o e Empresa de Energia de Cundinamarca S.A.
T s omng E.S.P. - EEC

.. J ¥ 5 e Empresa de Energia de Boyacd S.A. E.S.P. —
EBSA

«;5:7 . N SRV e Electrificadora del Huila S.A. E.SP. -
b < ELECTROHUILA



Resolucion 181347 del 27 de julio de 2010: Se conforma el ADD OCCIDENTE:

7 Operadores de Red:

\
[ ]

Empresa Municipal de Energia Eléctrica S.A.
E.S.P. — MUNICIPAL

Empresa de Energia del Pacifico S.A. E.S.P. —
EPSA

Compafiia de Electricidad de Tulua S.A. E.S.P. —
CETSA

Empresas Municipales de Cartago S.A. E.S.P. —
EMCARTAGO

Empresas Municipales de Cali E.I.C.E. - EMCALI
Centrales Eléctricas del Cauca S.A. E.S.P. —
CEDELCA (ahora CEO)

Centrales Eléctricas del Narifio S.A. E.S.P. —
CEDENAR

Resolucion 180696 del 4 de mayo de 2011: Se conforma el ADD SUR:

7 Operadores de Red:

Py, .

Empresa de Energia del Valle de Sibundoy S.A.
E.S.P. - EMEVASI

Electrificado del Caquetda S.A. E.S.P. -
ELECTROCAQUETA

Empresa de Energia del Putumayo S.A. E.S.P.
— PUTUMAYO

Empresa de Energia del Bajo Putumayo S.A.
E.S.P. - EEBP

Electrificadora del Meta S.A. E.S.P. - EMSA
Empresa de Energia de Casanare S.A. E.S.P. —
ENERCA

Empresa de Energia Eléctrica del Guaviare S.A.
E.S.P. - ENERGUAVIARE



Resolucion 180574 del 17 de abril de 2012: Se conforma el ADD CENTRO:

7 Operadores de Red:

o o e Electrificadora de Santander S.A. E.S.P. - ESSA
( ' e Centrales Eléctricas de Norte de Santander S.A.
SN | E.S.P.— CENS

o b e Empresas Publicas de Medellin S.A. E.S.P. -

L EPM
_ ‘J \ e 4 e Empresa de Energia del Quindio S.A. E.S.P. —
& il T iz } e Empresa de Energia de Pereira S.A. E.S.P. —

e ey <. 2 EEP
L5 T e Central Hidroeléctrica de Caldas S.A. E.S.P. —

i I, :/" CHEC
 Ruitoque S.A. E.S.P.

En la Figura 36 se muestra una representacion de unificacién de los cargos de
distribucion entre los Operadores de Red que pertenecen a una misma ADD, en
los niveles de tension 1, 2 y 3. La unificacion de los cargos estd compuesta por
dos fases: fase 1: unificacién a nivel de departamento; fase 2: unificacion a nivel
de ADD.

Figura 36 Unificacidon de cargos de distribucion
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Fuente: XM
Dt: Cargo por Uso del Nivel de Tension n del Operador de Red j.
DtUN: Cargo por Uso Unico del nivel de tension n en el ADD a.

A continuacién se presentan algunos ejemplos del impacto de la unificacion de
cargos de distribucion del ADD Oriente, por ser la primera en conformarse, sobre

el costo unitario de prestacion del servicio de energia eléctrica (CU). Es asi como:

e CU con Dt: muestra el costo de prestacion del servicio que hubieran tenido
los usuarios con los cargos de distribucion aprobados por la CREG para el

operador de red j en el nivel de tensioén n.

e CU con DtUN: muestra el costo de prestacién del servicio de los usuarios

con el cargo unico de distribucion en el nivel de tensién n en el ADD a.

Las Figura 37, 38 y 39 presentan el CU con Dt y el CU con DtUN para el
operador de red CODENSA, el cual atiende los usuarios de Cundinamarca y
Bogota D.C.

Para el nivel de tension 1 (Ver Figura 37) se observa que el mercado de
CODENSA ha sido excedentario, por tanto los usuarios han asumido costos.
Los usuarios de este mercado han percibido incrementos tarifarios que van
desde un 1 % hasta un 9 %, con una alta volatilidad en esta variacion.



Figura 37 CU de Codensa con Dt y DtUn, para nivel de tension 1
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Figura 38 CU de Codensa con Dt y DtUn, para nivel de tension 2
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Para los niveles de tension 2 y 3 (Ver figuras 38 y 39 respectivamente) se observa

que el mercado de CODENSA ha sido deficitario y excedentario, por tanto los

usuarios han obtenido beneficios y han asumido costos.



Figura 39 CU de Codensa con Dt y DtUn, para nivel de tension 3
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Por otro lado, las Figura 40, 41 y 42 presentan el CU con Dt y el CU con DtUN
para el operador de red EBSA, el cual atiende los usuarios del mercado de

Boyaca.

Para el nivel de tension 1 (Ver Figura 40) se observa que el mercado de EBSA ha
sido deficitario, por tanto los usuarios han obtenido beneficios. Los usuarios de
este mercado han percibido disminuciones tarifarias que van desde un 7 % hasta
un 19 %.

Para el nivel de tensién 2 (Ver Figura 41) se observa que el mercado de EBSA ha
sido deficitario, por tanto los usuarios han obtenido beneficios. Los usuarios de

este mercado han percibido disminuciones que van desde un 1 % hasta un 20 %.

Para el nivel de tension 3 (Ver Figura 42) se observa que el mercado de EBSA ha
sido deficitario y excedentario, por tanto los usuarios han obtenido beneficios y
han asumido costos. Los incrementos tarifarios percibidos oscilan entre un 0,1 %

y 0,4 % y las disminuciones hasta un 1,6 %.



Figura 40 CU de EBSA con Dt y DtUN, para nivel de tensién 1
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Figura 41 CU de EBSA con Dt y DtUN, para nivel de tensién 2
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Figura 42 CU de EBSA con Dt y DtUN, para nivel de tension 3
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Actualmente, la CREG ha publicado para comentarios la Resolucién 006 de 2013
la cual pretende atenuar la oscilacion de los cargos unificados que han
presentado algunos OR en las areas de occidente y centro.

10.5Planes de reduccion de pérdidas

La CREG mediante la Resolucion 172 de 2011, en cumplimiento del Decreto 387
de 2007, establecié la metodologia para la remuneracion de los planes de
reduccion de pérdidas no técnicas. De acuerdo con esta resolucién los OR
debieron haber presentado los estudios para la definicion del indice de pérdidas
en el nivel de tension 1 en el caso de que las pérdidas actuales fueran inferiores a
las pérdidas reconocidas actualmente, en caso contrario debieron haber
presentado un plan de reduccién de pérdidas los cuales tienen una duracion de 5
afos. Dichos estudios o planes debieron presentarse a la CREG el 27 de abril de
2012.

La metodologia propuesta establece que el OR propone a la CREG un indice
final de pérdidas totales del mercado de comercializacién y una senda compuesta

por 10 valores semestrales. No obstante, la meta final de la senda de reduccion



de pérdidas no necesariamente debe corresponder con el valor de las perdidas

reconocidas actualmente.

Adicionalmente, el OR debe presentar a la CREG el valor del plan ($ pesos COL)
el cual es comparado con un modelo de costos eficiente que fue desarrollado por

la CREG que define el valor maximo a pagar.

La evaluacion del cumplimiento de las metas propuestas por las empresas es
realizado por el operador del mercado (XM) a través del procedimiento

establecido en la Resolucion para dicho fin.

También se prevé la suspension de los planes ante el incumplimiento de una
meta semestral, y la cancelacion del plan ante el incumplimiento de dos metas
consecutivas teniendo que devolver los dineros pagados por los usuarios durante

estos periodos de tiempo.

Una vez implementado los planes en un mercado de comercializacion, la
diferencia entre las pérdidas reconocidas y la senda, es distribuida a prorrata
entre todos los comercializadores del mercado, a diferencia de la situacion actual
en donde el comercializador integrado con el OR asume la totalidad de las

pérdidas por encima de las reconocidas.

El costo de los Planes es cobrado a los usuarios mediante la variable CPROG, la
cual hace parte de la componente PR (pérdidas) de la formula tarifaria (R. CREG
119 de 2007).

Los Estudios con el indice de pérdidas del nivel de tension 1 presentados a la

CREG y que fueron aprobados fueron:

e CODENSA S.A. E.SP.. mediante la R. CREG 060 de 2012 se

establecieron dos afios de transicién con los siguientes valores: a partir de

la aprobacién de esta resolucién y hasta el 2013-12-31 el valor de Pj,1 sera
igual a 10,07 %. Para el periodo comprendido entre el 2014-01-01 y el
2014-12-31 el valor de Pj,1 sera igual a 9,84 % y a partir del 2015-01-01

correspondera al valor Pj; o = 9,60 %.



e Compaiia de Electricidad de Tulua S.A. E.S.P.: mediante la R. CREG

061 de 2012 se establecieron dos afios de transicion con los siguientes

valores: a partir de la aprobacién de esta resolucion y hasta el 2013-12-31
el valor de Pj,1 sera igual a 9,02 %. Para el periodo comprendido entre el
2014-01-01 y el 2014-12-31 el valor de Pj,1 ser& igual a 8,38 % y a partir
del 2015-01-01 correspondera al valor Pjy o = 7,74 %.

e Empresa de Energia del Quindio S.A. E.S.P.: mediante la R. CREG 062
de 2012 se establecieron dos afios de transicion con los siguientes valores:

a partir de la aprobacion de esta resolucion y hasta el 2013-12-31 el valor
de Pj,1 seraigual a 9,16 %. Para el periodo comprendido entre el 2014-01-
01 y el 2014-12-31 el valor de Pj,1 sera igual a 8,61 % y a partir del 2015-

01-01 corresponderé al valor Pj, o = 8,06 %.

e Empresas Publicas de Medellin E.S.P.: mediante la R. CREG 063 de

2012 se establecieron dos afios de transicion con los siguientes valores: a

partir de la aprobacién de esta resolucion y hasta el 2013-12-31 el valor de
Pj,1 sera igual a 10,52 %. Para el periodo comprendido entre el 2014-01-01
y el 2014-12-31 el valor de Pj,1 sera igual a 10,47 % y a partir del 2015-01-

01 correspondera al valor Pj; o = 10,41%.

e Ruitogue S.A. E.S.P.: mediante la R. CREG 064 de 2012 se establecieron
dos afios de transicion con los siguientes valores: a partir de la aprobacion

de esta resolucion y hasta el 2013-12-31 el valor de Pj,1 seré igual a 9,82
%. Para el periodo comprendido entre el 2014-01-01 y el 2014-12-31 el
valor de Pj,1 sera igual a 9,69 % y a partir del 2015-01-01 correspondera al
valor Pji 0 = 9,57 %.

En la actualidad la CREG no ha expedido las resoluciones de aprobacion o
rechazo los planes de pérdidas que fueron presentados por las empresas a la

CREG en el primer trimestre de 2013.



11 ANALISIS COMPARATIVO DEL SECTOR
ELECTRICO COLOMBIANO RESPECTO A
OTROS PAISES LATINOAMERICANOS

11.1Esquema institucional

Colombia y Pera adoptaron por desarrollar un entorno institucional que apoya el
desarrollo de mercados sostenibles, se hayan diferencias que inciden sobre el
éxito o al menos la forma de alcanzar los objetivos; en Colombia se adopta una
estrategia que busca desconcentrar funciones en multiples entidades, en Peru y
también en Ecuador se centralizan funciones como la de vigilancia, control y

regulaciéon en una sola entidad.

Tanto en Colombia como en Pert y Honduras se establecié el marco legal como
resultado de una crisis del sector, en Per por medio del Decreto Ley 25844 de
1992, en Colombia mediante las Leyes 142 y 143 de 1994 y en Honduras
mediante el Decreto Ley No. 158 de 1994. En estos paises esos esguemas
permanecen vigentes y responden a un cambio de visién del roll del Estado de
productor a regulador, no solo en el tema de la energia eléctrica, en general en
todas las actividades de la economia (vias, puertos, salud, educacion), lo cual

implicé un proceso de privatizacion y separacion de roles.
11.2Naturaleza del servicio

No obstante en Perd, igualmente en Ecuador, se desarrolla la figura de las
concesiones, mientras que en Colombia la concesion es una figura de ultima
instancia para garantizar la prestacion del servicio. Esta diferencia implica que la
entidad que hace las veces de regulador en Peru deba verificar el cumplimiento
de los contratos de concesién (Organismo Supervisor de la Inversion en Energia 'y
Mineria, OSINERGMIN).

11.3Vigilancia y control

En Colombia existe una entidad desarrollada especificamente para la vigilancia al

cumplimiento de la normatividad expedida por el regulador (Comisién de



Regulacion de Energia y Gas, CREG), que es la Superintendencia de Servicios
Publicos Domiciliarios (SSPD). En Peru y Ecuador estas funciones son cumplidas
por la misma entidad a cargo de la autoridad encargada de la regulacion (Peru:
OSINERGMIN, y en Ecuador: Consejo Nacional de Electricidad, CONELEC). Uno
y otro esquema tiene aspectos positivos y negativos. En el primer caso el
esfuerzo de coordinacion interinstitucional no se requiere pero se tiene el riesgo

de ser juez y parte.
11.4Planeamiento del sector

Todo el proceso de reestructuracion y privatizacion que se vivio en la década de
los noventa, llevé a concebir la funcion del planeamiento como un ejercicio de
referencia o incluso innecesario. No obstante la mayoria de los paises delegaron

en sus Ministerios la funcion de planeamiento, caso Peruano.

Otros como Panamé& desarrollan un procedimiento en el cual la funcién de
planeamiento en algunas de las actividades las desarrolla el transportador y el
ejercicio que este agente realiza es objeto de revision y auditoria por parte de una
de las autoridades, en Panama es la Autoridad de Servicios Publicos (ASEP)
encargada de la regulacion, la encargada de revisar y aprobar el Plan, para lo
cual se requiere el concurso del Ministerio de Energia directamente o a través de

la Secretaria Nacional de Energia.

En Colombia una entidad independiente del Ministerio de Minas y Energia, la
Unidad de Planeacion Minero Energética (UPME), realiza el proceso de
planeamiento, para lo cual se cuenta con organismos de participacion de los
agentes. Corresponde finalmente al Ministerio de Minas y Energia adoptar el plan

mediante resolucion.

La realidad ha demostrado que cualquiera que sea el esquema institucional que
se adopte, la funcién de planeamiento permite la coordinacion del mercado y la

toma de decisiones oportunas.

En conclusion, pueden darse diferentes arreglos institucionales, el aspecto mas
importante es que debe haber coherencia en los objetivos buscados y las

instituciones por una parte y por otra debe garantizarse la funcionalidad de cada



institucién, para lo cual juega un papel muy importante determinar su organizacion

interna y la participacion interinstitucional en la toma de decisiones.
11.5Agentes del mercado

En cuanto a la naturaleza de los agentes que intervienen en el mercado, también

se encuentran diferencias interesantes entre paises:
11.5.1 Operador del mercado eléctrico

En Pera la operacion del mercado la realiza el Comité de Operacion Econdémica
del Sistema (COES). El COES esta conformado por los agentes generadores,

transmisores y distribuidores.

En Colombia la operacion fisica y del mercado lo realiza XM Compafiia Expertos
en Mercados S.A. E.S.P. (XM), a través de dos dependencias Centro Nacional de
Despacho y el Administrador del Sistema de Intercambios Comerciales,, entidad
de naturaleza publica. No obstante en Colombia se logra la participacion de los
agentes en el seguimiento y orientacion a través del Consejo Nacional de

Operacién (CON), persistiendo el enfoque de descentralizacion.

En Panama y Honduras, y en otros paises de Centro América, la funcién de
centro nacional de despacho u operador del sistema la realiza el transmisor
nacional quien a su vez realiza la funcion de planeamiento bajo la supervision de

la autoridad de regulacion.

Sin embargo en paises como Ecuador, la operacion la realiza el Centro Nacional
de Control de Energia (CENACE) y es el transportador el encargado de realizar la

funcidn de planeamiento, si bien el CONELEC la supervisa y aprueba.

Como puede verse son multiples los esquemas que se han adoptado para la

realizacion de la operacion.
11.5.2 Actividad de comercializacion

En la mayoria de paises Latinoamericanos e incluso europeos no existe la figura
de comercializacion separada de la actividad de distribucidon, como si lo existe en

Colombia, esto es, la compra y venta de la energia, la gestion frente al usuario
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como prestador del servicio, tanto en el mercado mayorista como en el mercado

minorista.
11.6 Productos del mercado

En Colombia, a diferencia de Perd, Honduras, Panama entre otros paises
Latinoamericanos, el producto transado en el mercado mayorista solo incluye la
energia, la potencia no conforma un producto transable explicito. Lo anterior,
dado que la energia como tal se transa hora a hora y en los contratos se
especifica la forma de consumo, los resultados pueden ser equivalentes, no

obstante el solo considerar la energia simplifica la complejidad del mercado.

El producto transado en los contratos implica la entrega fisica del producto, de tal
forma que un generador sélo puede transar en el mercado la energia o potencia
gue se considera firme, es este hecho el que limita el desarrollo de la figura de
comercializador puro. En Colombia, los comercializadores en sus contratos
cubren al comprador de la volatilidad de los precios en el mercado de corto plazo.
Esto implica que la firmeza deba transarse en un mercado diferente, el cual es el
garante de que la energia esté disponible alin en las condiciones extremas (Ver
numeral 5.1.1.5). Esta diferencia puede tener efectos sobre la energia, es la

cobertura del precio de la energia frente a un mercado de corto plazo.

Un aspecto adicional a referir es que en Perl y en otros paises Latinoamericanos
existe un mercado para la energia reactivo no asi en Colombia lo cual es una

situacién indeseable.
11.7Distribucidon de energia eléctrica

Los monopolios naturales implican una regulacion con mayor intervencion, en la
medida en que se deben determinar el valor mismo de la empresa (valoracion de

los activos, vida util, tasa de la actividad).

En paises como Perd, Chile y Honduras han adoptado un modelo de empresa
eficiente, que requiere un ejercicio de parte del regulador y un esfuerzo
equivalente de parte de la empresa, para finalmente realizar un ejercicio que

considera los dos resultados. En Colombia se ha adoptado un modelo en el cual



cada una de las componentes de la tarifa resulta de un estudio; en la metodologia
de remuneracion vigente de la actividad de distribucion, Resolucion CREG 097 de
2008, se propendio por realizar un benchmarking de la empresa contra sus
propios resultados (determinacion de la calidad, determinacion de los costos de

administracion operacion y mantenimiento).

A diferencia de Colombia los costos de la energia son incluidos dentro de la
componente de distribucién, igual ocurre con los costos de la comercializacion.
Estos elementos no permiten configurar un mercado que a futuro podria ser
disputable y por otra parte no permite visualizar de forma trasparente los

diferentes costos de actividades de naturaleza econdmica diferente.
11.8Comercializacion de energia eléctrica

Como ya se indico en la mayoria de paises Latinoamericanos no existe la figura
de comercializacién separada de la actividad del operador de red como si lo
existe en Colombia, lo cual determina que en esta actividad el mercado relevante
estd configurado por todo el territorio nacional, esto es, la comercializacion es
disputable, no obstante esto no es del todo real por los altos costos que se deben
incurrir para poder atender a un usuario especifico, en especial usuarios

regulados.
11.9Usuarios no regulados

En todos los paises en los cuales existe un mercado mayorista se ha desarrollado

la figura de usuarios no regulados o grandes usuarios.

En Peru los grandes usuarios son aguellos que tienen capacidad superior a 2,5
MW, en Honduras 1 000 kW (Segun Decreto 156 de 1994) y en Panama 500 kW.
En Colombia es Usuario No Regulado aquel que tiene una capacidad instalada de
100 kVA o un consumo mensual de 55 MWh-mes, esto implica que existan
alrededor de 5459 usuarios no regulados a marzo de 2013 y la figura del
comercializador sea consolidada al existir un mercado suficientemente grande

para ser disputable.



12 PROPUESTAS GENERALES DE MEJORAS A LA
REGULACION DEL SECTOR ELECTRICO
COLOMBIANO

12.1Cddigo de redes

El cédigo de redes, que fue adoptado por la Resolucion CREG 025 de 1995, ha
perdido vigencia en algunos temas que ameritan su revision. El codigo de redes

esta constituido por cuatro documentos a saber:
12.1.1 Codigo de planeamiento

El codigo de planeamiento determina los criterios y procedimientos que debe
seguir la UPME para realizar el planeamiento del sistema de transmisién nacional,

redes operadas a tensiones iguales o superiores a 220 kV.
Posibles aspectos a revisar:

e Criterios para determinar los beneficios y costos de los proyectos del plan

de expansion.
e Conformacion del comité de planeamiento de la expansién del STN.

e Procedimientos para la entrega de informacion para el planeamiento por

parte de los agentes.

e Coordinacion de los planes de expansion de los sistemas de transmision
regional (STR) y de los sistemas de distribucion local (SDL) y el plan de

expansion del STN.

e Tratamiento a la evaluacion econOmica de las conexiones profundas
(activos de uso del STN cuya construccion se requiere para responder

positivamente a una solicitud de conexion de un usuario al STN).
12.1.2 Cbdigo de conexion

El cédigo de conexion determina los procedimientos para acceder a un punto de

conexion en el sistema de transmisién nacional.



Posibles aspectos a revisar:

Revision de los requerimientos técnicos actualmente exigidos sobre los
activos de conexion al STN, como son lineas y subestaciones

(configuracion, sistemas de comunicacion, sistemas de protecciones).
Revision del procedimiento para conectar usuarios al STN.

Revision de los requerimientos para definir la configuracion de las

subestaciones y las lineas.

Contenido minimo del contrato de conexion.

12.1.3 Cédigo de operacion

El codigo de operacion establece los diferentes procedimientos y criterios que

deben seguir el Centro Nacional de Despacho (CND) para realizar la planeacion

de la operacion, la coordinacion y la supervision de la misma.

Posibles aspectos a revisar:

En particular la necesidad de realizar un planeamiento energético de largo

plazo y las variables, sus fuentes y validacién por parte del CND.

Actualizacion del cédigo de operacidén en concordancia con la incorporacion
del esquema de cargo por confiabilidad y el calculo de minimos operativos
y la propuesta de variacion del estatuto de riesgo de desabastecimiento,
propuesta contenida en la Resoluciéon CREG 076 de 2012.

Responsabilidad sobre los estudios de coordinacion de protecciones: Es
importante garantizar que el CND disponga de la informacion que le
permita realizar los estudios de coordinacion de protecciones, que los
mismos tengan caracter obligatorio en lo referente a activos del STN y que
el impacto resultante de la variacion o modificacion de las

recomendaciones dadas por el CND sean asumidas en su integridad.

Revision de la funcionalidad del esquema de deslastre automatico de carga
(EDAC). Con la implementacion del esquema de areas de distribucion se



ha desarrollado un esquema que le ha permitido a XM disponer de
informacion del estado de las redes, es necesario estudiar si la disposicion

de esta informacion permite mejoras al EDAC.
12.1.4 Cédigo de medida

El cdédigo de medida establece las condiciones técnicas generales, los
procedimientos y los criterios que debe cumplir el sistema de medida de las
fronteras comerciales en el mercado de energia mayorista, incluyendo las

interconexiones internacionales.

Posibles aspectos a revisar:

Revisién de la clase requerida para los equipos de medida (contadores,

transformadores de potencial, transformadores de corriente).

e Responsabilidad de los representantes de las fronteras comerciales frente

al cumplimiento del codigo de medida.
e Revision de los procesos de auditoria del sistema de medida.
e Consulta directa de la medida por parte de XM.
e Procedimiento ante equipos fallados.
12.2Remuneracion de la actividad de comercializacion

Es importante resaltar que mediante la emisibn del reglamento de
comercializacion de energia eléctrica (Resolucion 156 de 2011 sus complementos
y modificaciones) la CREG avanz6 sustancialmente en el tema de la
comercializacién, determinando procedimientos claros y responsabilidades frente

a esta actividad.

No obstante debe sefalarse que la metodologia de remuneracion de la
comercializacion de energia eléctrica a usuario regulado en Colombia fue
adoptada en la Resolucion CREG 031 de 1997 (hace diez y seis afios ya). Para

establecer los costos eficientes de las empresas se adoptd la metodologia de



andlisis envolvente de datos para determinar la eficiencia relativa entre diferentes
unidades de produccién (Anexo 2 Resolucion CREG 031 de 1997).

En este sentido, la CREG establecié el siguiente procedimiento para calcular

estos costos:

a)

b)

d)

Sobre

Se depuran los costos de comercializacion propuestos, dejandolos netos

de riesgos, retornos de capital y margenes de comercializacion.

Se divide el universo de empresas en dos grupos, utilizando como criterio
la mediana con relacion a la escala (numero de facturas). El modelo de

“Analisis Envolvente de Datos” se aplica para cada grupo.

La variable producto esta relacionada con el costo de comercializacion
depurado de los comercializadores, utilizando como insumos variables
tales como: densidad (facturas/km de red), escala (numero de facturas), y

nivel de productividad (planta de personal).

Una vez definidos el producto y los insumos, se establece una relacion
funcional entre los mismos que refleje la eficiencia relativa de cada

comercializador.

Mediante el modelo de optimizacién se establecen los pardmetros que
ponderan, para cada comercializador, el peso relativo de los insumos,

obteniendo el nivel de producto eficiente para cada comercializador.

el costo base eficiente de cada comercializador se establecié6 un margen

del 15%.

Posteriormente la CREG establecié para cada empresa el C,.

Variabilizacion del Co:

Para expresar el costo base de comercializacién en pesos por unidad de energia

($/kWh), la CREG establecio la siguiente expresion:

Donde:



Co: El costo base de comercializacion
CFM.1: El consumo medio facturado por la empresa en el afio anterior.

AIPSE: La variacion acumulada del indice de productividad. Se ha

asumido como un 1 % anual.

IPCh1: indice de precios al consumidor en el periodo anterior a la de

aplicacion de la tarifa.

IPCo: indice de precios al consumidor en el periodo al cual esta

referenciado el C, (diciembre de 1995).

Como puede verse la metodologia de remuneracion de la actividad de
comercializaciéon de energia eléctrica ha estado vigente aproximadamente 16
afios y es urgente su revision. En 2012, la CREG mediante el documento 020 de
2012 y las Resoluciones CREG 044 y 045 de 2012 plante6 una nueva
metodologia. En ese sentido se requiere que la CREG adopte la nueva

metodologia de remuneracién de esta actividad.
12.3Propuesta regulatoria sobre el MOR

Las empresas comercializadoras que atienden usuarios regulados realizan sus
compras mediante contratos bilaterales; La CREG mediante la Resolucion 20 de
1996, modificada por las Resoluciones CREG 021 de 1996 y 167 de 2008, ha
establecido algunos parametros que deben cumplir estas empresas en su proceso

de compra de energia.

Adicionalmente la férmula tarifaria (Ver Capitulo 6) establece un mecanismo de
benchmarking para definir la componente de generacion (G), que pagan los
usuarios regulados. No obstante, la existencia de una brecha entre los precios de
los contratos a usuarios regulados y los precios de los contratos a usuarios no
regulados, aproximadamente 20 $/kWh, han motivado a que la CREG plantee un
mecanismo centralizado de compra de energia para el mercado regulado. Se han
realizado varias propuestas desde el afio 2006, orientadas a desarrollar dicho
mecanismo de compra centralizado para adquirir la energia del mercado
regulado, documento CREG 065 de 2006, documento CREG 077 de 2008,



Resolucibn CREG 023 y 069 de 2009 y finalmente Resolucion CREG 090 de
2011. Los principales elementos incluidos en la propuesta vigente del MOR son:

e De obligatorio cumplimiento para los comercializadores que atienden el

mercado regulado.
e Voluntario para la demanda no regulada.
e No es obligacion para la oferta concurrir a las subastas.
e Los contratos tendran una duracion de un afo.
e Elriesgo de demanda lo asume la demanda.

e La asignacion de obligaciones de compra y venta se realizara mediante un

mecanismo de subasta de reloj descendente.

e Se establece una curva de demanda para efecto de establecer la curva de

demanda que se cruzara con la curva de oferta.

e Se prevén garantias de comprador y garantias de vendedor. Igualmente

garantias para quienes participen en la subasta con ofertas de venta.

La adopcion del esquema MOR cambiaria sustancialmente la practica de compra
de energia para el mercado a usuario final y abre un espacio adicional para los

usuarios no regulados. Es deseable que la CREG emita la resolucion final.
12.4Desarrollos regulatorios futuros

La Ley 142 de 1994 articulo 126, prevé la revision de las formulas tarifarias cada
cinco afnos, para lo cual el Decreto MME 2696 de 2004 reglament6 el proceso
regulatorio. Dentro de los aspectos mas relevantes para la revisibn de las
férmulas tarifarias se encuentra la emisién de un acto administrativo que contenga
las bases sobre las cuales se realizara tal revision. Adicionalmente se prevé la

emision de una resolucidén para comentarios.

Las metodologias de remuneracion de las actividades de distribucion y
transmision electricidad fueron adoptadas en 2008 y 2009, respectivamente. Por
tanto si al menos con un afo de anticipacion se debe disponer de las bases sobre



las cuales se realizara la revision, las mismas deberian ser establecidas en este

afno, como lo ha previsto la CREG en su agenda regulatoria.

A continuacion se presenta genéricamente algunos aspectos que podrian requerir

revision de parte de la CREG para estas dos metodologias.

12.4.1 Transmision de energia eléctrica

Definicion _de la _inversién: las inversiones realizadas por los

transportadores antes de 1999 se remuneran con base en el
establecimiento de unidades constructivas (Ver Capitulo 9). En ese sentido
se requerird la revision de las unidades constructivas vigentes y su
valoracion. La CREG enfrenta una dificultad en este sentido, puesto que la
expansion del sistema de transmision nacional se ejecuta mediante
procesos de convocatorias, en los cuales no es obligacion de los oferentes
desagregar los valores de los activos involucrados en esas convocatorias,
por lo cual la disponibilidad de la informacion podra convertirse en un

obstaculo a tener en cuenta al momento de elaborar esta revision.

12.4.2 Distribucion de energia eléctrica

Esquema de calidad: la Resolucion CREG 097 de 2008 en especial

modificd el esquema de calidad, el cual estaba basado en el pago de
compensaciones por el incumplimiento en metas de duracion (DES) de la
discontinuidad del servicio y de la frecuencia (FES) de las mismas. Dichos
indicadores fueron remplazados por el ITAD, el cual mide basicamente la
energia dejada de vender frente a la energia vendida. Por tanto seria
relevante revisar los aspectos del esquema que son susceptibles de
mejora. En particular analizar el seguimiento que del esquema han hecho
XM, el operador del sistema, y la Superintendencia de Servicios Publicos
Domiciliarios (SSPD). Adicionalmente la metodologia de calidad de SDL no
consideré como variable a controlar la frecuencia de las interrupciones,

variable que golpea a los industriales.

Libre acceso: la metodologia de distribucion (Resolucion CREG 097 de

2008) contempldé algunos elementos para garantizar que el derecho del



libre acceso a las redes, establecido en la Ley 142 de 1994, se concrete a
través de la disposicion de informacion oportuna, confiable y veras de parte
de las empresas hacia el usuario. Este es uno de los elementos que podria
reforzarse, para que los tiempos de respuesta, la disponibilidad de
informacion, las areas encargadas del proceso de conexidn, estén
claramente definidos y el usuario pueda validar de forma concreta este

derecho.

Remuneraciéon de los costos de AOM: la Resolucion CREG 097 de 2008,

estableci6 como variable de control para remunerar los costos de

administracion, operacion y mantenimiento, la calidad del servicio, de tal
forma que si estos costos aumentan o disminuyen se pueda dar un
incremento o disminucion en el reconocimiento de los mismos segun sea
gue la calidad media del agente presenta mejoras o deterioro. La
implementacion del esquema requiere entrega de informacion auditada de
costos y gastos de parte de las empresas a la CREG y a la SSPD. Por lo
cual se deben posibles ajustes en el procedimiento validacién, aceptacién o
rechazo de la informacién presentada por los operadores de red. Es
deseable propender por una coordinacion entre las autoridades
involucradas, evitando que puedan presentarse diferencias en la
informacion reportada por las empresas Yy en consecuencia

remuneraciones equivocadas.

Expansion de las redes de los sistemas de transmisidon regional: el

Decreto MME 388 de 2007 dispuso que si un operador de red no tiene
disposicion de hacer los proyectos de expansion de STR, los mismos
podran ser ejecutados mediante el mecanismo que la CREG disponga. En
ese sentido la CREG emitié para comentarios la Resolucion CREG 198 de
2011, la cual propone el desarrollo de un mecanismo de subastas. La
expedicion de la resolucion definitiva de la CREG es indispensable para
poder desarrollar proyectos que han sido identificados con anterioridad y

gue no han sido ejecutados por los operadores de red.



e Metodologia de remuneracion de la actividad de distribucion: la

actividad de distribucion se remunera a nivel de los sistemas de
transmision regional (STR) con una metodologia de ingreso regulado y a
nivel de distribucion local (SDL) con una metodologia de precio maximo. No
obstante la adopcién de los esquemas de areas de distribucién, en el cual
los usuarios de una region geografica determinada perciben el mismo
cargo, a pesar de ser atendidos por diferentes operadores de red ha
obligado a que la CREG desarrolle un esquema que requiere la liquidacion
centralizada, actividad que realiza XM. Por tanto resulta importante evaluar
si la pertinencia de adoptar una metodologia de ingreso maximo para
remunerar la actividad de distribucion a nivel de SDL, con lo cual se abriria
espacio para establecer estampillas regionales, cumpliendo con el objetivo
planteado por el Decreto MME 388 y sus modificaciones, se simplificaria el
esquema actual de cruce de ingresos entre empresas, se facilitaria la
implementacion de cargos horarios. Finalmente al remunerarse las
pérdidas como una variable separada de la actividad de distribuciéon no se

genera una pérdida de la sefial de gestion de pérdidas.

13 PROPUESTAS PARTICULARES DE MEJORAS
A LA REGULACION DEL SECTOR ELECTRICO
COLOMBIANO

13.1Consideraciones sobre el marco institucional colombiano

A diferencia del marco institucional de otros paises como Ecuador, en Colombia
las funciones de planeamiento, regulacion y vigilancia al cumplimiento de la
regulacion son desarrolladas por entidades diferentes (UPME, CREG, SSPD),
adicionalmente la funcién politica de la determina el Ministerio de Minas y
Energia. Esto implica que entre estas entidades exista un proceso de

coordinacion adecuado.

En ese sentido se tienen las siguientes observaciones:



e La CREG ha desarrollado mecanismos de subastas tanto para la
asignacion de los proyectos de generaciéon como de transmision, los cuales
buscan la determinacion de precios eficientes y trasladan los riesgos de la
ejecuciéon y administracion de los proyectos a los agentes adjudicatarios.
No obstante la realidad ha mostrado la dificultad de ejecucion de los
proyectos, en gran parte por el tramite de la licencia ambiental. Por tanto
seria deseable que la gestion ambiental sectorial sea orientada y
coordinada por un Viceministerio de energia dentro del Ministerio de Minas
y Energia, o en su defecto por una direccion ambiental como es en el caso
Peruano, de otra forma el riego que enfrentan los inversionistas puede ser

no gestionable.

e Fortalecimiento de la UPME: es la entidad a cargo del planeamiento del
sector minero energético, asesora en este sentido las decisiones de politica
y adicionalmente complementa desarrollos regulatorios como es el caso de
la realizacién de convocatorias para adjudicar los proyectos de expansion
del sistema de transmision. Adicionalmente, la UPME es una fuente de
informacion estadistica sectorial que permite a los agentes que participan
en el sector 0 que tienen interés de participar a tomar decisiones. Por tanto
es importante que la entidad mantenga una base de conocimiento
institucional, para lo cual se requiere la permanencia de profesionales de
alta calidad. Este objetivo no se puede lograr en la medida en que los bajos
salarios ocasionan una tasa de rotacion del personal alta, en este sentido
se recomienda revisar la estructura organica de la entidad y el estatus

salarial de sus profesionales, asesores y cuerpo directivo.
13.2Consideraciones sobre el mercado mayorista colombiano

Es de amplio reconocimiento que la regulacion del sector eléctrico colombiano ha
evolucionado permitiendo la participacion tanto del sector publico como privado en
forma adecuada, resguardando la independencia del regulador y permitiendo una

adecuada coordinacion entre la politica emitida por el Ministerio y la regulacion.



13.2.1 Despacho con ofertas semanales o periodos diferentes

En la actualidad el despacho econdmico de la operacion de corto plazo (spot) se
realiza para un horizonte de veinticuatro horas, no obstante la estructura de
costos de algunos agentes y el tiempo de respuesta no esta acorde con estos
tiempos (el tiempo de despacho de los agentes térmicos puede requerir
coordinacion con otros sectores como es el caso del gas), esto lleva a pensar que
probablemente el despacho podria alcanzar un nivel de optimizacion mayor si se
realiza para periodos superiores a 24 horas.

Un periodo de tiempo mayor permite variabilizar de forma mas eficiente costos

fijos no observables en periodos muy cortos,
La implementacion de esta medida permitiria:
e Realizar la coordinacion gas — electricidad de forma éptima.

e Realizar la coordinacién de mantenimientos tanto de generacién como de

transmision con mejor informacion.
e Obtener precios del mercado spot 6ptimos.
e Participacion directa de los grandes usuarios en la bolsa.
e Permite un mejor planeamiento de la operacion.

e Establecer con mayor claridad los cubrimientos de los agentes que transan

en la bolsa.
13.2.2 Asignacion de sobrecostos por generaciones de seguridad

En la actualidad los sobrecostos operativos por generaciones de seguridad se
asignan segun la causa (Resolucion CREG 063 de 2001). Dentro de las causas
establecidas esta la operacion de activos de STR o SDL en limites que no
garantizan la operacidon segura y confiable del sistema. No obstante para que al
agente se le asignen estos sobrecostos es necesario que el operador de red
solicite dicha generacion. Normalmente los agentes no solicitan la generacion de
seguridad por lo cual los sobrecostos son asumidos por todos los usuarios.



Se propone que para las generaciones de seguridad ocasionadas por limitaciones
de infraestructura, el operador de red involucrado evalle las alternativas de
solucion e informe si esta dispuesto a ejecutar esta infraestructura en un término
claramente definido. Si el operador de red no tiene capacidad financiera para
acometer las obras, las mismas deben ser subastadas segun la normativa que la
CREG desarrolle.

13.2.3 Creacién del mercado de energia reactiva

Es necesario establecer el mercado de energia reactiva, lo cual configura un
incentivo para que los generadores que tienen que producir o consumir este tipo
de energia en aras de garantizar una operacidbn segura, perciban una
remuneracion que justifique la posible pérdida de capacidad de generacion de

energia activa.

Un punto de partida sugerido por el Consultor es aplicar la tarifa plena de la
energia activa a la diferencia de la energia reactiva real frente al valor que
garantizaria un factor de potencia en atraso inferior a 0,9, en la actualidad esto
s6lo se aplica para las cargas conectadas a niveles inferiores al STN y sélo a la
componente de distribucion. Estos recursos se distribuirian entre los generadores
que prestan el servicio. La liquidacion seria horaria y no se requiere un esfuerzo

regulatorio considerable.

13.3Consideraciones sobre las actividades de transmision y

distribucion de energia eléctrica

13.3.1 Libre acceso

Es necesario complementar los procedimientos de solicitud de acceso a las redes,
de tal forma que se garantice que el usuario accede al punto de la red que mas le
conviene sin detrimento de las condiciones técnicas de la red y sin interferencia

de aspectos comerciales.



13.3.2 Acceso a las redes remuneradas con la metodologia de ingreso

regulado

Para una empresa que sus inversiones son remuneradas con la metodologia de
Ingreso Regulado, la conexion de un nuevo usuario no representa un ingreso, por
el contrario puede representar un costo en la medida en que se aumenten las
pérdidas. Para garantizar el libre acceso se requiere como requisito
indispensable, que los usuarios dispongan de informacion publica que indique la
capacidad disponible. La Resolucibon CREG 097 de 2008 establecié este
requerimiento, sin embargo es necesario buscar canales mas efectivos, como
podria ser la publicacion de los estudios actualizados anualmente en la pagina

web de la empresa y el envio de los estudios a la UPME y a la SSPD.
13.3.3 Cargos a nivel de transformacién

El célculo de los cargos de los diferentes niveles de tension agrega las
inversiones tanto en transformadores como en redes, por tanto no hay una
asignacion eficiente de los costos entre usuarios que estan conectados
directamente a un transformador y aquellos que usan las redes. Se sugiere
establecer, al menos para los niveles de tension 3y 4, cargos de transformacion y
cargos de red, los cuales sd6lo deben ser aplicados a grandes usuarios.

13.3.4 Conexion de usuarios abriendo lineas

El reglamento operativo no limita la conexion de usuarios al sistema
interconectado nacional mediante la apertura de lineas, lo cual configura el
concepto de conexién profunda (activos de uso requeridos para responder
positivamente una solicitud de conexiébn de un usuario). No obstante este
concepto no ha sido desarrollado suficientemente, lo cual restringe la conexion de
Usuarios a las lineas cuando es esta la mejor opcidon técnica y econdmica. Se
sugiere que cuando se requieran conexiones profundas, se determinen los
beneficios y costos, y los costos no cubiertos por los beneficios sean asumidos

por el usuario.



13.3.5 Ajuste del cargo de administracion, operacion y mantenimiento (AOM)

El desarrollo regulatorio actual tanto a nivel de transmision como a nivel de
distribucién, contemplaron el ajuste anual del ingreso regulado y de los cargos por
revision de los costos y gastos de AOM, y del desempefio de las empresas en la
calidad prestada. Sin embargo se requieren algunos ajustes en cuanto al proceso
adoptado, en la medida en que intervienen varias entidades como son: la CREG,
la SSPD y XM.

Las empresas deben remitir a la CREG y a la SSPD la informacién relevante para
hacer el ajuste, no obstante no es claro desde qué momento se debe realizar el
ajuste; qué entidad debe establecer la revision y verificacién de la informacion;
qué entidad orienta a XM para que este aplique las reducciones previstas bien
sea porque las empresas no entregaron la informaciéon o porque la entregaron
tardiamente o porque la informacion no se ajusta a los requerimientos

establecidos por la regulacion.

La falta de precisibn en estos detalles es inconveniente para todos los
involucrados en especial los usuarios que estan expuestos a percibir tarifas altas
y que no han sido avaladas por un buen desempefio en la gestion de gastos de la

empresa o en su calidad.

13.3.6 Determinacion de los costos eficientes en las actividades

monopolicas

Las metodologias de remuneracién de las actividades que constituyen monopolios
naturales requieren valorar las inversiones de las empresas. En Colombia se han
aplicado dos alternativas, en transmision se implementé el mecanismo de
convocatorias, la segunda metodologia, aplicada en distribucién valora los activos

con costos de reposicion a nuevo. Esta metodologia implica:

e Conocer de una parte los costos de mercado de los equipos, materiales y

mano de obra empleada para la ejecucién de los proyectos.
e Conocer con un grado aceptable la vida util de los activos.

e Determinar la forma de aplicacion de los costos de reposicion a nuevo.



La remuneracion por costo de reposicidbn a nuevo, independientemente de la
antigiiedad del activo, puede terminar sobre o sub remunerando las inversiones
de la empresa, segun la vida util regulatoria refleje la vida util real del activo. De
otra parte el revisar cada periodo regulatorio el valor a reposicion a nuevo implica
trasladar a la empresa un riesgo que no puede controlar. Una alternativa es
mantener el valor remunerado por el periodo de vida util del activo y una vez

superada la vida util remunerar de forma separada las reposiciones.
13.4Consideraciones sobre la integracion horizontal y vertical

A diferencia de otros paises como Perd, en Colombia no hay un seguimiento
continuo a los indices de participacion de un agente en las diferentes actividades
de la cadena productiva (integracién vertical) o en una de ellas (integracion
horizontal). Por tanto se sugiere que la CREG complemente los desarrollos
regulatorios al respecto (para las actividades de distribucion y de comercializacion
las Resoluciones CREG 001 de 2006 y 008 de 2006; para la actividad de
generacion la Resolucion CREG 060 de 2007), lo cual incluye la designacion del
responsable, las fuentes de informacion y la periodicidad, entre otros aspectos.



ANEXO A - SIGLAS

ADD

ANH

AOM

ASEP

ASIC

CA

CAC

CAPT

CEE

CENACE

CNE

CNO

CNO GAS

CND

COES

CONELEC

CREG

DANE

DGH

DGM

DNP

Areas de Distribucion
Agencia Nacional de Hidrocarburos
Administracion, Operacion y Mantenimiento

Autoridad Nacional de los Servicios Publicos (Panama)

Administrador del Sistema de Intercambios Comerciales

Comunidad Andina

Comité Asesor de Comercializacion

Comité Asesor de Planeamiento de Transmision
Costo Equivalente de Energia

Centro Nacional de Control de Energia (Ecuador)
Comisién Nacional de Energia (Hondras)

Consejo Nacional de Operacion

Consejo Nacional de Operacion de Gas Natural
Centro Nacional de Despacho

Comité de Operacion Econdmica del Sistema (Peru)
Consejo Nacional de Electricidad (Ecuador)
Comision de Regulacion de Energia 'y Gas
Departamento Administrativo Nacional de Estadistica
Direccion General de Hidrocarburos

Direccion General de Minas

Departamento Nacional de Planeacion



ESP

EPM

ENFICC

FAER

FAZNI

FOES

FSSRI

GLP

GN

GPPS

IAN

ICEL

ICP

IHH

INGEOMINAS

IPC

IPP

IPSE

ISA

IVA

Empresa de Servicios Publicos
Empresas Publicas de Medellin
Energia Firme para el Cargo por Confiabilidad

Fondo de Apoyo Financiero para la Energizacion de las Zonas

Rurales Interconectadas

Fondo de Apoyo Financiero para las Zonas No
Interconectadas

Fondo de Energia Social

Fondo de Solidaridad para subsidios y redistribucién de

ingresos

Gas Licuado de Petréleo

Gas Natural

Generadores con Periodos de Planeamiento Superior
Instituto de Asuntos Nucleares

Instituto Colombiano de Energia Eléctrica
Instituto Colombiano de Petréleo

indice Herfindahl-Hirschman

Instituto Colombiano de Geologia y Mineria
indice de Precios al Consumidor

indice de Precios al Productor

Instituto de Planificacion y Promocion de Soluciones

Energéticas
Interconexion Eléctrica S.A. ESP

Impuesto al Valor Agregado



LAC

MEM

MHCP

MME

MOR

OEF

OLADE

OR

OSINERGMIN

OXY

PB

PE

PO

PGN

PIB

PRONE

RN

RP

RUPS

SDL

SIC

Liquidador y Administrador de Cuentas
Mercado de Energia Mayorista

Ministerio de Hacienda y Crédito Publico
Ministerio de Minas y Energia

Mercado Organizado Regulado
Obligaciones de Energia Firme
Organizacion Latino Americana de Energia
Operador de Red

Organismo Supervisor de Inversion en Energia y Mineria
(Peru)

Occidental de Colombia

Precio de Bolsa

Precio de Escasez

Precio de Oferta

Presupuesto General de la Nacién

Producto Interno Bruto

Programa de Normalizacion de Redes Eléctricas
Reconciliaciones Negativas

Reconciliacion Positiva

Registro Unico de Prestadores de Servicios Publicos

Domiciliarios
Sistema de Distribuciéon Local

Superintendencia de Industria y Comercio



SIN

SSPD

STN

STR

SUl

TRM

UNR

UR

UPME

XM

ZNI

Sistema de Interconexion Nacional
Superintendencia de Servicios Publicos Domiciliarios
Sistema de Transmision Nacional

Sistema de Transmision Regional

Sistema unico de Informacion

Tasa Representativa del Mercado

Usuarios No Regulados

Usuarios Regulados

Unidad de Planeacién Minero Energética

XM Compafia de Expertos de Mercados S. A. E.S.P.

Zona No Interconectada
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